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Um die von der Bundesregierung im Jahr 2010 vorgegebenen Ziele zur Reduktion der Treibhaus-
gase zu erreichen, stellt der signifikante Ausbau der erneuerbaren Energien (EE) den zentralen 
Baustein dar. Die Veränderung der Stromerzeugungsstruktur, von derzeit überwiegend konven-
tionellen Kraftwerken hin zu einer nahezu vollständigen Erzeugung aus Erneuerbaren Energien, 
führt sowohl zeitlich als auch örtlich zu einer zunehmenden Entkopplung von Stromproduktion 
und -verbrauch. Neben dem Ausbau der Netze kommt der Weiterentwicklung von Speichertech-
nologien sowie dem Ausbau von Flexibilitäten eine Schlüsselrolle zu. In Ergänzung zu den rein 
stromseitigen Lösungsbeiträgen wie bspw. Batteriespeicher, Pumpspeicher und batterieelektri-
sche Mobilität wird erwartet, dass die Kopplung von Strom- und Gasnetzen eine wichtige Grund-
lage für die Erreichung eines hohen Dekarbonisierungsgrades des Energiesystems ist. 
Im Rahmen des Projekts „Integration fluktuierender erneuerbarer Energien durch konvergente 
Nutzung von Strom- und Gasnetzen – Konvergenz Strom- und Gasnetze“ (KonStGas) wird in 
verschiedenen Szenarien und Varianten untersucht, welche Vorteile sich aus der Kopplung der 
Strom- und Gasnetze für die Integration der EE ergeben. Dazu erfolgt eine sektorenübergreifende 
Analyse der beiden gegenwärtig existierenden und flächendeckend vorhandenen leitungsgebun-
denen Energieversorgungsstrukturen, den Strom- und Gasnetzen. Das Ziel besteht darin, mögli-
che Synergieeffekte zu untersuchen, die sich aus der Kopplung beider Systeme ergeben können.  
Die im Rahmen des Projekts durchgeführten Analysen und Berechnungen erfolgen größtenteils 
modellgestützt. Zu Beginn des Projektes wurde ein Szenariorahmen definiert, der zwei zentrale 
Szenarien umfasst: 
 Im 80-%-EE-Szenario wird ein Entwicklungspfad für EE unterstellt, der das Erreichen des 
im Erneuerbare-Energien-Gesetz (EEG) gesetzten Ziels (mindestens 80 % am Brut-
tostromverbrauch) bis zum Jahr 2050 gewährleistet. In zwei Varianten wird ermittelt, wie 
die Einbindung von PtG das Energiesystem und insbesondere die Integrierbarkeit von EE 
beeinflusst. In Variante 1 (80-%-EE-Szenario ohne PtG) wird die Entwicklung des Ener-
gieversorgungssystems ohne Berücksichtigung von Power-to-Gas-Anlagen (PtGA) unter-
sucht. Variante 2 erweitert die Betrachtung um die Einbindung von PtGA. 
 Das 100-%-EE-Szenario untersucht die vollständige Dekarbonisierung der Elektrizitäts-
versorgung, d. h. die vollständige Deckung der Stromnachfrage aus EE. Als Vorausset-
zung sind der Ausstieg aus der Kohleverstromung sowie ein gegenüber dem 80-%-EE-
Szenario deutlich gesteigerter EE-Ausbau (Onshore-Wind und Photovoltaik jeweils plus 
ca. 75%) gesetzt. PtGA dienen dazu, in Zeiten hohen EE-Aufkommens erneuerbares Gas 
zu produzieren, welches bei Bedarf in konventionellen Gas-Kraftwerken rückverstromt 
werden kann. 
Auf Basis des zu Beginn des Vorhabens entwickelten Szenariorahmens, der Ziele des Energie-
konzepts der Bundesregierung und einer Reihe weiterer Annahmen wie bspw. der Bevölkerungs-
entwicklung wurde zunächst die Entwicklung der Strom- und Gasnachfrage modellgestützt be-
stimmt. Dabei wurde von einer, aus heutiger Sicht moderaten, zunehmenden Stromnachfrage 
neuer Verbraucher (Elektromobilität, Wärmepumpen und Klimatisierung) von etwa 65 TWhel aus-
gegangen. Im Ergebnis ist die Stromnachfrage trotz neuer Verbraucher rückläufig und nimmt ge-
genüber 2014 bis zum Jahr 2050 um ca. 12 % auf rund 460 TWhel ab. Gasseitig ergibt sich ein 
Rückgang der Nachfrage um ca. 45 % auf 293 TWhth Hi in den Sektoren Industrie, Verkehr, Haus-




deutlicher Rückgang der Erdgasnachfrage zu beobachten ist. Die Gasnachfrage der Kraftwerke 
wurde jeweils in den betrachteten Szenarien ermittelt. 
Der im 80-%-EE-Szenario zugrunde gelegte Entwicklungspfad für EE stützt sich im Wesentlichen 
auf den Ausbau von Windkraft- und Photovoltaik-Anlagen. Zusammen mit den übrigen EE ist für 
Deutschland eine installierte Leistung von rund 190 GWel im Jahr 2050 angenommen worden. 
Sowohl die Stromnachfrage als auch die EE-Einspeisung wurden als regional hoch aufgelöste 
Zeitreihen berechnet und den Übertragungsnetzknoten zugeordnet. 
Die Entwicklung des Übertragungsnetzes wurde modellgestützt ermittelt. Dabei kam ein techno-
ökonomisches Modell zum Einsatz, dem als Ausbauoptionen alle Maßnahmen des Netzentwick-
lungsplans (NEP) Strom 2014 vorgegeben wurden (Szenario B 2034). Im Ergebnis zeigte sich, 
dass in allen gerechneten Szenariovarianten sämtliche Ausbauoptionen umgesetzt wurden. Das 
Übertragungsnetz im Jahr 2050, mit dem die Analysen sowohl im 80- als auch im 100-%-EE-
Szenario durchgeführt wurden, entspricht somit dem Zielnetz des NEP Strom 2014 für 2034. Das 
gleiche Modell wurde im Rahmen der Szenariorechnungen eingesetzt, um die Entwicklung des 
Kraftwerksparks (Bestandskraftwerke und endogener Zubau) sowie die Integration von PtGA bis 
2050 zu bestimmen. Bei den Bestandskraftwerken zeigte sich im Ergebnis, dass sie erst mit Er-
reichen ihrer technischen Lebensdauer vom Netz gehen, weil ihre fixen und variablen Kosten 
unter den Vollkosten (fixe, variable und investitionsabhängige Kosten) der günstigsten Zubauop-
tion lagen. 
Im 80-%-EE-Szenario ohne PtG beträgt der kumulierte Kraftwerkszubau bis 2050 rund 
32,5 GWel, wobei ca. 22,5 GWel auf Gas- und Dampfkraftwerke (GuD-Kraftwerke) und etwa 
10 GWel auf Gasturbinenkraftwerke entfallen. Mittels Marktsimulation mit anschließender Netz-
betriebssimulation wurde der Kraftwerkseinsatz ermittelt. Die Anlagenfahrweise der Gaskraft-
werke unterscheidet sich grundlegend. Während GuD-Kraftwerke einen nennenswerten Anteil 
zur Deckung der Nachfrage beitragen, stellen Gasturbinen vor allem Flexibilitäten bereit. Der 
überwiegende Teil der Nachfrage wird durch EE gedeckt, wobei aufgrund von markt- und netz-
seitigen Restriktionen ca. 56,1 TWhel bzw. 12,8 % der EE-Erzeugung abgeregelt werden muss-
ten. 
Im 80-%-EE-Szenario mit PtG zeigt sich bei einem EE-Anteil von 80 % am Bruttostromver-
brauch, dass PtGA die Schwelle zur Wirtschaftlichkeit erreichen. Im Ergebnis ist eine Integration 
von PtGA mit einer Leistung i. H v. insgesamt rund 5 GWel zu beobachten, die sich auf drei Stand-
orte in Norddeutschland verteilt. Die Marktsimulation zeigt neben einer leichten Veränderung im 
Kraftwerkseinsatz, dass sich die marktseitigen Abregelungen um 7,2 TWhel reduzieren. Aufgrund 
von lokalen Netzengpässen im Bereich der PtGA steigen die netzseitigen Abregelungen gering-
fügig an. 
Der Anteil des Wasserstoffs an der gesamten Gasnachfrage liegt bei ca. 1 %. Der Anteil von 
Biogas beträgt ca. 8 %, sodass im Jahr 2050 insgesamt etwa 9 % der Gasnachfrage mit erneu-
erbaren Gasen gedeckt werden. Das Gastransportnetz kann große Teile des in PtGA erzeugten 
Wasserstoffs aufnehmen. Aufgrund der Konzentration der PtGA auf drei Standorte muss ein Teil 
des Wasserstoffs methanisiert werden, um die zulässige Wasserstoffkonzentration nicht zu über-
schreiten. Die Einspeisung von Methan ist ohne Einschränkungen an allen betrachteten Stand-
orten möglich, d. h. die notwendigen Transportkapazitäten sind vorhanden. Eine Aufnahme des 
erzeugten Wasserstoffs in die Gasverteilnetze kommt nicht in Betracht, obwohl im Jahr 2050 von 
einer zulässigen Wasserstoffkonzentration von 15 Vol.-% ausgegangen wurde. Kleinere PtGA in 




Die Dekarbonisierung großer Teile des Stromsystems durch die Erhöhung des EE-Anteils auf 
80 % führt zu einer signifikanten Reduzierung der deutschen Treibhausgasemissionen. Die Re-
duktionsziele für das Energiesystem i. H. v. 80 % ggü. 1990 werden damit jedoch nicht erreicht 
und erfordern bspw. im Mobilitätssektor weitere Maßnahmen.  
Im 100-%-EE-Szenario wird ein gegenüber dem 80-%-EE-Szenario deutlich gesteigerter Aus-
baupfad für die EE unterstellt, der eine Vollversorgung des Stromsektors mit EE ermöglicht. Die 
installierte Leistung wächst bis zum Jahr 2050 auf 310 GWel. Die im Vergleich zum 80-%-EE-
Szenario um 120 GWel höhere installierte Leistung ist auf einen zusätzlichen Ausbau von Wind 
(Onshore) und Photovoltaik (PV) zurückzuführen.  
Im 100-%-EE-Szenario wird mit dem gleichen Stromübertragungsnetz gerechnet wie im 80-%-
EE-Szenario. Der Kraftwerkszubau unterscheidet sich hingegen erwartungsgemäß deutlich im 
Vergleich zum 80-%-EE-Szenario. Bis 2045 sind ca. 12,5 GWel zusätzliche Gasturbinen zur Be-
reitstellung von Flexibilitäten notwendig, die keinen nennenswerten Teil zur Lastdeckung beitra-
gen. Bis 2050 sind weitere Flexibilitäten in Form von Gasturbinen (knapp 10 GWel) sowie aufgrund 
der wegfallenden Kraftwerksleistung aus Bestandsanlagen etwa 12 GWel GuD-Kraftwerke not-
wendig. Um eine Vollversorgung des Stromsektors durch EE zu erreichen, d. h. in Zeiten hohen 
EE-Aufkommens so viel Gas in PtGA zu erzeugen, wie in Zeiten niedrigen EE-Aufkommens zur 
Rückverstromung benötigt wird, steigt der Bedarf an PtGA gegenüber dem 80-%-EE-Szenario 
signifikant an. Die installierte Gesamtleistung wächst auf 38 GWel, die sich auf 13 Standorte mit 
Schwerpunkt auf den Küstenregionen verteilt. 
Auch im 100-%-EE-Szenario haben Simulationen in stündlicher Auflösung gezeigt, dass sich lo-
kale Netzengpässe ergeben, die sich in einer Engpassarbeit von 42 TWhel (nach Redispatch) 
widerspiegeln. Um den Einfluss der Allokation der PtGA zu bewerten, wurde eine Variante be-
trachtet, bei der die PtGA-Leistung proportional zur maximalen EE-Einspeiseleistung auf 30 
Standorte verteilt wurde. Mit dieser verteilten Allokation konnten sowohl die EE-Abregelung auf 
25 TWhel reduziert, als auch Netzengpässe verringert werden. 
Der Anteil des Wasserstoffs an der gesamten Gasnachfrage liegt damit bei 29 %, zusammen mit 
Biogas werden insgesamt 37 % der Gasnachfrage erreicht. Die Gastransportnetze sind im Modell 
an einigen Standorten nicht in der Lage, das gesamte Gas aus PtGA aufzunehmen. Es werden 
nicht nur die zulässigen Wasserstoffkonzentrationen, sondern auch die Transportkapazitäten 
überschritten, sodass neben der Methanisierung auch der Ausbau des Transportnetzes zur Stei-
gerung der Aufnahmekapazität notwendig wird. 
Auch im 100-%-EE-Szenario werden die Ziele einer Reduktion der gesamten Emissionen um 
mindestens 80 % nicht erreicht, obwohl der Kraftwerkssektor einen noch höheren Beitrag zur 
Minderung der Emissionen leistet. Zum Erreichen der gesetzten Klimaschutzziele ist es neben 
weiteren Maßnahmen in anderen Sektoren (Industrie, GHD, Haushalte, Verkehr) notwendig, den 
Ausbau der Infrastrukturen in allen Sektoren frühzeitig auf die Entwicklungen der Energienach-
frage und der EE-Erzeugung abzustimmen. Dazu sind alle Flexibilitäts- und Speicheroptionen im 
Energiesystem effizient auszubauen und zu nutzen. Es sind detaillierte Analysen und Prognosen 
für die Entwicklung des Energiesystems notwendig. Dazu zählen bspw. Infrastrukturentwick-
lungspläne, deren Betrachtungshorizont über den Zeitraum der aktuellen Netzentwicklungspläne 




1. Einleitung  
1.1 Hintergrund, Motivation und Ziele 
Die Bundesregierung hat im Jahr 2010 ambitionierte Ziele zur Reduzierung der Treibhausgase 
um 80 % – 95 % gegenüber 1990 bis zum Jahr 2050 gesetzt. Diese Ziele wurden im Jahr 2016 
mit dem Klimaschutzplan bestätigt und, u. a. um sektorale Vorgaben und Zwischenziele für das 
Jahr 2030, weiter untersetzt. Ein wichtiger Baustein zur Zielerreichung ist, neben der Reduzierung 
des Energiebedarfs durch z. B. Effizienzsteigerungen, der signifikante Ausbau der erneuerbaren 
Energien. Vor allem mit dem Ausbau von Windkraft und Photovoltaik (PV) soll die Dekarbonisie-
rung des Stromsektors erreicht werden.  
Mit dem Umbau der Stromerzeugung, von derzeit überwiegend konventionellen Kraftwerken hin 
zu einer nahezu vollständigen Erzeugung aus erneuerbaren Energien, ergibt sich eine Reihe von 
neuen Herausforderungen. Durch den Wegfall der konventionellen Kraftwerke, wie bereits durch 
den laufenden Atomausstieg und den resultierenden Rückbau der Kernkraftwerke begonnen, ver-
ändert sich das Verhältnis zwischen der steigenden Erzeugung fluktuierender erneuerbarer Ener-
giequellen und der verminderten Kapazität zur Deckung von Versorgungslücken durch konventi-
onelle Kraftwerke. Die hohe Volatilität und schwierige Planbarkeit der regenerativen Stromerzeu-
gung führt zu einer zunehmenden Entkopplung, sowohl zeitlich als auch örtlich, von Strompro-
duktion und –verbrauch. Die Energieversorgung ändert sich rapide von einer verbrauchsgesteu-
erten zu einer angebotsgesteuerten Struktur. Entscheidend ist daher, neben dem Ausbau der 
Netze, der Aufbau von Speichertechnologien und -kapazitäten.  
Auf der Stromseite werden derzeit verschiedene Lösungsansätze verfolgt. Zentrale Bestandteile 
sind der Ausbau der Infrastruktur auf der Netzseite, wie auch die Erforschung und Entwicklung 
von Stromspeichertechnologien (Druckluftspeicher, Batteriespeicher, Elektromobilität etc.). 
Chancen, die sich aus der Kopplung von Strom- und Gasnetzen ergeben, werden noch nicht bzw. 
nicht ausreichend betrachtet, deshalb werden Lösungen diskutiert, die die Potenziale eines opti-
mierten Gesamtsystems nicht ausschöpfen. Die Chancen in der Kooperation der Energienetze 
ergeben sich vor allem aus der Umwandlung von Strom aus erneuerbaren Energien in chemische 
Energieträger mittels der Power-to-Gas-Technologie (PtG). Dies ermöglicht vielfältige Nut-
zungsoptionen und die Dekarbonisierung weiterer Sektoren, wie z. B. dem Wärmesektor, der In-
dustrie und der Mobilität, aber auch die Speicherung und bedarfsgerechte Rückverstromung, u. a. 
in hocheffizienten Kraft-Wärme-Kopplungs-Anlagen inkl. Brennstoffzellen. Die Gasinfrastruktur, 
inkl. der angeschlossenen Untergrundgasspeicher, bietet dafür große Speicher- und Transport-
kapazitäten mit hoher Flächendeckung.   
Im Rahmen dieses Projekts KonStGas wird in verschiedenen Szenarien und Varianten unter-
sucht, welche Vorteile sich aus der Kopplung der Strom- und Gasnetze für die Integration Erneu-
erbarer Energien ergeben. KonStGas steht für „Integration fluktuierender erneuerbarer Energien 
durch konvergente Nutzung von Strom- und Gasnetzen“. Die Bewertung dieser Kerngedanken 
erfordert eine gemeinsame Analyse der beiden gegenwärtig existierenden leitungsgebundenen 
Energieversorgungsstrukturen – den Strom- und den Gasnetzen – um die Vorteile und Potenziale 
beider Energieformen und Transportsysteme in ihrer tagesabhängigen und saisonalen Dynamik 




Dazu wird das Potenzial zur Aufnahme, Speicherung und Verteilung von erneuerbaren Energien 
durch die Zusammenführung von Strom- und Gasnetzen ermittelt. Dies erfolgt durch Modellie-
rungen der dynamischen Energieströme aus Angebot und Nachfrage in der gesamten Energie-
versorgungsstruktur von Strom- und Gasnetzen, unter Berücksichtigung einer effizienten Um-
wandlung und Speicherung der Energieformen. Die Ergebnisse werden aus volkswirtschaftlicher 
Sicht und mit Fokus auf der Reduzierung der Treibhausgasemissionen bewertet. Handlungsemp-
fehlungen für den Ausbau der Netzinfrastrukturen und die Entwicklung eines zukünftigen Ener-
giemarktes entstehen, um die Vorteile aus der Zusammenarbeit von Strom- und Gasnetzen künf-
tig zu nutzen.  
1.2 Forschungsfragen 
Zu Beginn des Projektes wurden gemeinsame, übergreifende Forschungsfragen mit allen Part-
nern entwickelt, die die Ziele des KonStGas-Projektes aufgreifen. Die Beantwortung der For-
schungsfragen erfolgt im Fazit (siehe Kapitel 8). 
Die TUD forcierte im Verlauf des Projektes eine Weiterentwicklung der erarbeiteten Forschungs-
fragen1 mit dem Ziel, einen gemeinsamen Rahmen für die Vielzahl an Modellergebnissen zu ge-
ben und die Ergebnisse der Teilprojekte miteinander zu verknüpfen. In der Folge regten diese 
Fragen einen starken inhaltlichen Austausch und eine produktive Diskussion zwischen den Part-
nern an. 
Der Rahmen der Forschungsfragen (vgl. Abbildung 1) basiert auf Themenfeldern, die zum einen 
durch die Durchdringung der erneuerbaren Energien (EE) getrieben sind und sich andererseits 
in drei Dimensionen aufteilen. Die Dimension PtG im Energiesystem (I) betrachtet dabei zunächst 
die Technologie und Potenziale isoliert. In der zweiten Dimension Konkurrenz bei der EE-Integra-
tion (II) werden Fragen der PtG-Technologie in Bezug auf andere Technologien adressiert. Die 
dritte Dimension Systemaspekte (III) nimmt das gesamte Energiesystem in den Blick.  
                                                
 
1  Die Forschungsfragen im Projekt KonStGas wurden auf dem 1. öffentlichen Workshop am 30.01.2014 





Abbildung 1:  Themenfelder der Forschungsfragen im KonStGas-Projekt 
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf [Markewitz et al., 2014] 
 
Für jede Dimension wurden innerhalb des Konsortiums Forschungsfragen identifiziert und defi-
niert: 
 
I) Power-to-Gas im Energiesystem 
1. Welche Überschussstrommengen sind zukünftig zu erwarten unter besonderer Berück-
sichtigung von sonstigen Randbedingungen (z. B. Must Run Kapazitäten für Sys-
temdienstleistungen, Demand Side Management, steuerbare Verbraucher, Import/Export 
etc.)? 
 
II) Konkurrenzen bei der EE-Integration 
2. Welche Technologien stehen mit PtG in Konkurrenz und welchen Beitrag kann PtG zur 
Integration erneuerbarer Energien leisten? 
 
3. Welchen Beitrag können Kurz- und Langzeitspeicher im Zusammenspiel mit flexiblen 
Kraftwerken und dem Einsatz erneuerbarer Energien (volatil und nicht volatil) bezüglich 
Last und Stromerzeugungsmengen leisten? 
 
4. Wo werden PtGA installiert und welche Leistung können diese Anlagen umsetzen (viele 
kleine Anlagen in Verteilnetzen versus einige große Anlagen in Transportnetzen)? 
 
5. Welche Alternativen (z. B. Power to Heat (PtH), Export) bestehen neben PtG, um die er-
warteten Überschussstrommengen zu nutzen? Stellen diese Maßnahmen eine Konkur-





6. Welche Rolle können Gas- und Stromnetze beim Transport von Energie einnehmen, 




7. Welchen Beitrag leistet PtG zur EE-Integration durch die kombinierte Nutzung von Gas 
und Strom und welche Restriktionen sind zu beachten? 
 
8. Welche Auswirkungen ergeben sich aus dem Einsatz von Kurz- und Langzeitspeichern 
im Hinblick auf Stromerzeugung, Gestehungskosten, Speicherkosten, Gaspreise und 
Emissionen? 
 
9. Welche gas- und stromnetzseitigen Implikationen sind zu erwarten (Netzausbau, Spei-
cherbedarf und –auslegung, Gaszusammensetzungen, Kohlenstoffdioxid (CO2) Quellen 
für die Methanisierung etc.)? 
 
10. Welche kostenseitigen Auswirkungen auf das Energiesystem sind aus volkswirtschaftli-
cher Sicht durch den Ausbau von PtG zu erwarten? 
 
11. Unter welchen Szenarien (Kraftwerksausbau, Gasengpässe im Upstream Markt) sind in 




Methodik und Modelle 
2. Methodik und Modelle 
Im Rahmen des Projekts werden verschiedene Szenarien gerechnet, um den Einfluss der Kopp-
lung von Strom- und Gasnetzen auf die Integration Erneuerbarer Energien in das Energiesystem 
aufzuzeigen. Die Szenarien und deren zugrunde liegenden Annahmen sind im Abschnitt 3 dar-
gestellt.  
Die Struktur der Projektbearbeitung ist geprägt von der Zusammenführung verschiedener Mo-
delle, die jeweils unterschiedliche Aspekte des Energiesystems abbilden. Sie unterscheiden sich 
methodisch und hinsichtlich des thematischen Schwerpunkts sowie der regionalen und zeitlichen 
Auflösung.  
Den Rahmen für die Betrachtung der Szenarien bildet das Energiesystemmodell IKARUS, mit 
welchem sowohl die initiale Strom- und Gasnachfrage als auch die Auswirkungen des Einsatzes 
von Power-to-Gas-Anlagen (PtGA) auf die Entwicklung der Treibhausgasemissionen ermittelt 
werden.  
Für die Modellierung des Stromsystems kommt das Energiesystem Modell PERSEUS zum Ein-
satz, um die Entwicklung der Stromübertragungsnetze sowie des Kraftwerksparks und den Be-
darf an PtGA zu bestimmen. Für Analysen des Jahrs 2050 in stündlicher Auflösung werden ein 
Marktmodell und eine Netzbetriebssimulation eingesetzt, um bspw. den Einsatz der PtGA zu be-
rechnen.  
Für das Gassystem werden die Entwicklung des Gasmarkts mit dem Modell GAMAMOD sowie 
der Gastransport- und -verteilnetze, inkl. der Kapazitäten zur Aufnahme von Gasen aus PtGA mit 
entsprechenden Modellen ermittelt. 
Eingangsdaten und Zwischenergebnisse wurden bei Bedarf zwischen den Modellen iteriert, um 
konsistente Ergebnisse zu erzielen.  
 
 




























Methodik und Modelle 
Details zu den Methoden und verwendeten Modellen sind in den folgenden Abschnitten darge-
stellt.  
2.1 Methodik Energiesystem 
Die Szenariengenerierung wurde mit dem Energiesystemmodell IKARUS durchgeführt, das im 
Rahmen des von Bundesministerium für Bildung und Forschung (BMBF) und Bundesministerium 
für Wirtschaft und Energie (BMWi) geförderten Forschungsprojekts IKARUS2 Anfang der 90er 
Jahre entwickelt und danach vom Forschungszentrum Jülich sukzessive aktualisiert und weiter 
entwickelt wurde. Eine ausführliche Beschreibung des Modelles findet sich in [Martinsen et al., 
2006, Markewitz et al., 1998]. 
2.1.1 Charakterisierung des Energiesystemmodells 
Mit IKARUS werden die vernetzten Zusammenhänge der deutschen Energieversorgung abgebil-
det. Unter Energieversorgung wird die Bereitstellung und Nutzung von Energie, d. h. die Um-
wandlung und Verteilung verschiedener Energieträger entlang des Energieflusses verstanden. 
IKARUS ist ein technikorientiertes bzw. „bottom-up“ Modell und bildet das Energiesystem von der 
Nutzenergie- bzw. Energiedienstleistungs- bis zur Primärenergieebene ab. Vor dem Hintergrund 
der Ziele zur CO2-Emissionsreduzierung wurde u. a. besonderes Augenmerk auf die Einspar-
möglichkeiten in den Endenergiesektoren Industrie, GHD (Gewerbe, Handel und Dienstleistun-
gen), Haushalte und Verkehr gelegt. Der Energiefluss von der Primärenergie bis zur Nutzenergie 
lässt sich in Kategorien von Energieträgern bzw. Energiedienstleistungen beschreiben. Die Nut-
zenergie wird über die Nachfrage nach Energiedienstleistungen dargestellt. Dies ist z. B. die 
Nachfrage nach Raumwärme (beheizte Wohnfläche), Tonnen- und Personenkilometern oder In-
dustriegütern (Bruttowertschöpfung). Anwendung findet das mathematische Verfahren der linea-
ren Programmierung (LP). Optimierungskriterium ist die Minimierung der Gesamtsystemkosten.  
Das myopische Modell arbeitet als sogenanntes „Time-Step“-Modell, d. h. die Optimierung erfolgt 
nicht über einen mehrperiodischen Zeitraum, sondern getrennt für die Zeitstützpunkte 2015, 
2020, 2025, 2030, 2035, 2040, 2045 und 2050. Jeder Zeitstützpunkt charakterisiert eine Zeitper-
iode von 5 Jahren, wobei in eine Periode n+1 die Ergebnisse der vorangehenden Periode n als 
„Vererbung“ eingehen. Im Unterschied zu einigen so genannten „Perfect-Foresight“-Modellen 
(z. B. MARKAL [Fishbone et al., 1983], [Loulou et al., 2004], TIMES [Loulou et al., 2005], PER-
SEUS [Enzensberger et al., 2002]), die über den gesamten Betrachtungszeitraum optimieren, 
gehen keine Informationen über die nachfolgenden Perioden n+2, …, n+k in die Optimierung ein.  
Neben Energieflüssen werden Emissionen und Kosten des gesamten Energiesystems abgebil-
det. Das Modell bewertet den zur Änderung des Energiesystems (z. B. bei einer CO2-Redukti-
onsvorgabe) notwendigen Aufwand in Form von Kosten. Im Gegensatz zu einem Simulationsan-
satz, bei dem eine vom Modellanwender vorgegebene Strategie im Sinne von „Was wäre 
wenn...?" analysiert wird, errechnet das Optimierungsmodell eine bestimmte Technikkombination 
(oder Strategie) unter Berücksichtigung der zugrunde liegenden Rahmenparameter, Technolo-
giedaten sowie des Optimierungskriteriums.  
                                                
 
2  IKARUS: Instrumente für Klimagasreduktionsstrategien, Förderkennzeichen: ET91188A 
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2.1.2 Modellaufbau und –Struktur  
Die Energieflüsse der deutschen Energieversorgung werden von der Primärenergie bis zur Nut-
zenergie beschrieben (siehe Abbildung 3). Die Primärenergieträger sind grob unterteilt in nicht 
regenerative und regenerative Energieträger. Zu den nicht regenerativen Energieträgern gehören 
neben der Kernenergie alle fossilen Energieträger, wie z. B. Stein- und Braunkohle, Erdöl, Erdgas 
etc.. Zu den regenerativen Energieträgern zählt die Sonnenenergie in ihren Ausprägungen Son-
nenstrahlung, Windenergie, Biomasse und Wasserkraft sowie die auf Wärmeenergie aus Mag-
makammern basierende Geothermie. Die Nutzenergie wird über die Nachfrage nach Energie-
dienstleistungen in Form eines Nachfragevektors dargestellt. Die Primärenergieträger werden in 
Kraftwerken, Heizkraftwerken, Heizwerken und Veredlungsanlagen in Sekundärenergieträger 
(z. B. Koks, Benzin, Strom, Wärme) umgewandelt. Über die technischen Einrichtungen des 
Transport- und Verteilungsnetzes wird den Nachfragevektoren Endenergie in Form von Primär- 
und Sekundärenergie zur Befriedigung der Nachfrage über eine weitere Umwandlungsstufe (in 
Heizöfen, Motoren usw.) zur Verfügung gestellt. 
 
Abbildung 3:  Prinzipielle Struktur des IKARUS Modells 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
Folglich lässt sich der Energiefluss in Primärenergie-, Umwandlungs- und Endverbrauchssekto-
ren strukturieren. Das Modell ist insgesamt in zehn Hauptsektoren gegliedert, die wiederum in 
eine Vielzahl von Subsektoren aufgeteilt sind. Jeder Subsektor wird durch eine Vielzahl von cha-
rakteristischen Technologien beschrieben. Verknüpfungen zwischen verschiedenen Energieflüs-
sen bestehen über spezifische Energieträger bzw. Mengeneinsätze pro abgegebener Einheit der 
Technologien. Mit den Massen- bzw. Energieströmen lassen sich Kostenströme korrelieren, in-
dem nach ähnlichem Muster die Technologien zusätzlich durch ihre Kosten (Investitions- und 
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2.1.3 Energieträger  
Die Technologien der Sektoren bzw. des Energiesystems sind über eine Vielzahl von Energieträ-
gern miteinander verknüpft. Insgesamt sind etwa 90 Modellenergieträgertypen abgebildet, die zu 
14 Hauptenergieträgern zusammengefasst sind. Wie in Energiestatistiken oder -bilanzen üblich, 
ist auch bei den Modellergebnissen eine primärenergieseitige Bewertung von Kernbrennstoffen 
und regenerativen Energieträgern (Sonne, Wind, Wasser) vorzunehmen. Im Gegensatz zum 
Substitutionsprinzip erfolgt die Bewertung nach der so genannten Wirkungsgradmethode. Für 
Energieträger, denen kein Heizwert zugerechnet werden kann, wird für die Umwandlung von Pri-
märenergie in Endenergie ein Wirkungsgrad festgelegt. Dieser wird bspw. für Strom aus Wasser-
kraft, Windenergie und Photovoltaik mit 100 % angesetzt, für Kernenergie hingegen mit 33 %. 
Die Charakterisierung der für das Modell notwendigen Techniken umfasst auch die Angabe von 
emissionsspezifischen Daten in Abhängigkeit von den jeweiligen Energieträgern.  
2.1.4 Nachfragen  
Das Modell enthält ca. 70 Nachfragegrößen, die exogen vorzugeben sind. Bis auf den nicht-ener-
getischen Verbrauch (NEV) handelt es sich bei allen anderen Nachfragewerten um Energie-
dienstleistungen, die sich nach den Kategorien Kraft, Kommunikation und Licht, Raumwärme, 
Warmwasser, Prozessenergie, Industriegüter sowie Verkehrsleistungen klassifizieren lassen.  
2.1.5 Zeitdefinitionen  
Einige Bereiche des Energiesystems sowie das Energieangebot einiger Umwandlungstechnolo-
gien erfordern eine differenziertere Abbildung hinsichtlich zeitlicher Einflüsse. Als Beispiel seien 
hier der Schichtbetrieb einiger Industriebranchen, das erhöhte Güteraufkommen der Bahn in der 
Nacht oder das intermittierende Energieangebot der regenerativen Energieträger zu nennen, die 
mitunter einen großen Einfluss auf die Energieversorgung haben können. Daher erfolgt eine jah-
reszeitliche (Sommer, Winter und Übergangszeit) sowie tageszeitliche (Tag und Nacht) Unter-
scheidung, so dass sich insgesamt 6 Zeitabschnitte innerhalb eines Jahres ergeben. 
2.1.6 Emissionen  
Mit den Massen- bzw. Energieströmen von der Primärenergiebereitstellung bis zur Endenergie-
versorgung bzw. zum Nutzenergiedargebot werden gleichzeitig Emissionsströme berechnet und 
bilanziert. Das Emissionskonzept orientiert sich dabei an den klimarelevanten Emissionen, die 
während des gesamten Energieflusses von der Primärenergieseite bis zur Endenergie- bzw. Nut-
zenergieseite in den jeweiligen Stufen anfallen. Somit sind auch die vorgelagerten Emissionen, 
die aus der inländischen Förderung resultieren, erfasst. Basis der Emissionsberechnung ist eine 
allgemeine Energieträgerliste, die eine charakteristische Beschreibung (z. B. Heizwert, spezifi-
scher CO2-Faktor, Kohlenstoffgehalt) der Energieträger enthält.  
2.1.7 Kosten  
Neben der energie- und emissionsseitigen Beschreibung werden die Technologien durch Kos-
tenangaben charakterisiert. Dies sind Investitionskosten, Entsorgungskosten, Stilllegungskosten, 
fixe sowie variable Betriebskosten. Die ersten drei Kostenarten werden nach der Barwertmethode 
annuitätisch umgelegt. Hierbei wird eine Langfrist-Diskontrate von 5 % angenommen. Variable 
Kosten bestehen aus Betriebs- und Hilfskosten, Instandhaltungskosten sowie Reparaturkosten. 
Brennstoffkosten werden nicht zu den variablen Kosten gerechnet, da die über Primärenergieträ-
gerkosten (Import, Gewinnung) bereits vorgegeben werden. Die Kosten von Endenergieträgern, 
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die innerhalb des Systems produziert werden (z. B. Strom, Benzin, Koks), werden vom Modell 
endogen berechnet. Alle Kosten werden auf einer gemeinsamen Preisbasis angegeben.  
Aus den einzelnen Kostenarten wird für jede Technologie ein Kostenkoeffizient bestimmt. Die zu 
minimierende Zielfunktion enthält die Gesamtkosten des Systems und setzt sich aus der Summe 
der Produkte aus Kostenkoeffizient und Optimierungsvariable zusammen.  
2.1.8 Technologien  
Im IKARUS Modell wurden als Systemelemente einerseits die Technologien zur Energieträ-
gerumwandlung gewählt, wie z. B. Kraftwerke, Transport- und Verteilnetze, Heizungen. Anderer-
seits enthält es aber auch Energieeffizienzmaßnahmen wie z. B. Wärmedämmung. Mathema-
tisch ausgedrückt sind die Technologien die Strukturvariablen der Zielfunktion. Die innerhalb der 
Sektoren abgelegten repräsentativen Technologien werden alle nach dem gleichen Schema be-
schrieben. Hierbei handelt es sich um In- und Outputs von Energieträgern, Kosten, Emissionen, 
Auslastung etc..  
2.1.9 Systemgrenzen, Grenzen der Anwendung 
Im Modell werden lediglich anthropogene energiebedingte Klimagasemissionen betrachtet, die 
durch die Umwandlung von Energieformen sowie durch die Nutzung von Energie freigesetzt wer-
den. Dies hat zur Folge, dass der so genannte nicht-energetische Verbrauch emissionsseitig nicht 
abgebildet ist. Dieser wird aber energieseitig über die exogene Vorgabe von Nachfragen bilanz-
mäßig erfasst. Klimagasemissionen, die aus der stofflichen Nutzung von Energieträgern resultie-
ren, werden nicht erfasst, ebenso wie Emissionen industrieller Prozesse (z. B. CO2-Freisetzung 
durch Kalkherstellung) nicht erfasst werden. Emissionen der Abfallwirtschaft (inkl. Recycling) wer-
den, mit Ausnahme der Müllverbrennung, nicht berücksichtigt. Zudem werden Wiederauffors-
tungsmaßnahmen als CO2-Senke und Emissionen durch Viehhaltung oder Düngung in der Land-
wirtschaft nicht berücksichtigt. Des Weiteren bestehen folgende Einschränkungen: Bei der unter-
stellten Kostenphilosophie sowie den dazugehörigen Daten sind externe Kosten nicht berück-
sichtigt.  
Das Modell bewertet den aufgrund einer Restriktion (z. B. CO2-Minderungsziel) notwendigen Auf-
wand zur Änderung des Energiesystems in Form von Kosten. Lediglich die Kosten, die mit dem 
Import von nicht im System gewonnenen Energieträgem verbunden sind, gehen neben den spe-
zifischen Kostendaten der Technologien, als exogene Kostenvorgaben ein. Im Sinne dieser Mo-
dellphilosophie lassen sich steuerliche Maßnahmen (Steuern, Subventionen) nicht als Aufwand 
interpretieren, da dieser nicht systemimmanent ist. Steuern sind nicht ursächlich technikgebun-
den und können somit nicht Bestandteil der Systemkosten sein. 
2.2 Methodik Stromsystem 
Das Stromsystem wird durch Modelle der Projektpartner RWTH und KIT-IIP modelliert. Dabei 
deckt das am KIT-IIP eingesetzte Modell PERSEUS die langfristige Entwicklung des Stromver-
sorgungssystems ab. Als Ergebnisse liefert es für den Betrachtungszeitraum 2015 bis 2050 die 
installierten Leistungen des konventionellen Kraftwerksparks, die Entwicklung des Übertragungs-
netzes sowie den Ausbaupfad für PtGA. Diese Ergebnisse werden am RWTH in ein zweistufiges 
Modell (Marktsimulation mit anschließender Netzbetriebssimulation) für zeitlich höher aufgelöste 
Analysen der Zielperiode 2050 übernommen. Dieser Ansatz ermöglicht die Quantifizierung der 
Auswirkungen auf das Stromsystem, die sich durch die Einbindung von PtGA ergeben. 
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Beide Modelle werden neben der zuvor beschriebenen sequentiellen Verknüpfung auch iterativ 
aufgrund unterschiedlicher Systemgrenzen miteinander gekoppelt. Das Modell des RWTH bildet 
Europa ab, wohingegen in der verwendeten Modellversion von PERSEUS der Fokus auf das 
deutsche Stromversorgungssystem gelegt wird. Um Inkonsistenzen bei den grenzüberschreiten-
den Lastflüssen zu vermeiden, werden die im Aachener Modell zwischen Deutschland und den 
Nachbarländern berechneten physischen Austauschflüsse ins PERSEUS-Modell zurückgespielt 
und in einer erneuten Berechnung exogen als Modellinput vorgegeben. 
Im Folgenden wird zunächst auf das am KIT-IIP entwickelte Modell PERSEUS eingegangen. An-
schließend wird der Ansatz des RWTH beschrieben. 
2.2.1 Modellierung der Entwicklung des Stromsystems 
Bei dem am KIT-IIP entwickelten Modell PERSEUS handelt es sich um ein techno-ökonomisches 
Optimiermodell aus der PERSEUS-Modellfamilie, das im Rahmen des KonStGas-Projektes für 
die zu untersuchenden Fragestellungen (weiter)entwickelt wurde. Es umfasst das deutsche Elekt-
rizitätsversorgungsystem und beinhaltet neben den Kraftwerken auch das Strom-Übertragungs-
netz (220 kV und 380 kV). Das Modell ist als gemischt-ganzzahliges lineares Optimierungsprob-
lem in der Modellierungssprache GAMS formuliert und wird mithilfe des CPLEX-Solvers gelöst. 
In die Zielfunktion, die es zu minimieren gilt, fließen alle entscheidungsrelevanten Systemausga-
ben ein, zu denen neben den fixen und variablen Kosten der Kraftwerke (Brennstoff- und CO2-
Kosten) im Falle modellendogener Investitionsentscheidungen auch die daraus resultierenden 
investitionsabhängigen Kosten (in Form von Annuitäten) zählen. Zu den zentralen Variablen des 
Modells gehören die Entwicklung der thermischen Kraftwerkskapazitäten, deren Einlastung (Dis-
patch), sich einstellende Lastflüsse im Übertragungsnetz sowie Abregelungen erneuerbarer 
Energien. 
Das entwickelte Modell ist räumlich hoch aufgelöst. Es bildet das deutsche Übertragungsnetz 
knotenscharf mit sämtlichen Leitungen ab. Um grenzüberschreitende Flüsse3 erfassen zu kön-
nen, sind zusätzlich die ersten Netzknoten der Nachbarländer im Modell enthalten. Die thermi-
schen Kraftwerke werden auf die vorhandenen Übertragungsknoten verteilt. Direkt ins Übertra-
gungsnetz einspeisende Kraftwerke sind an den entsprechenden Übertragungsnetzknoten ange-
schlossen; die in untere Spannungsebenen einspeisenden Kraftwerke werden unter Beachtung 
der Verteilnetztopologie den Übertragungsknoten zugeordnet. Für die erneuerbaren Energien 
wird dem Modell ein Entwicklungspfad in Form von auf die Netzknoten verteilten Einspeisezeit-
reihen vorgegeben. 
Innerhalb der Optimierung erfolgt eine Berechnung der Lastflüsse. Diese wird über einen DC-
Ansatz linearisiert. Eine als Nebenbedingung formulierte Restriktion gewährleistet die Einhaltung 
der thermischen Belastungsgrenzen der Leitungen. Neben den bestehenden Leitungen sind wei-
tere Netzausbauoptionen im Modell hinterlegt. Diese entsprechen den im Netzentwicklungsplan 
genannten Maßnahmen [NEP, 2014a]. Die Maßnahmen sind im Modell mit Binärvariablen ver-
knüpft, durch die das Modell über die Umsetzung jeder einzelnen Maßnahme entscheiden kann. 
                                                
 
3  Im Verlauf des Projektes wurde entschieden, die grenzüberschreitenden Flüsse auf Basis der Ergeb-
nisse des RWTH exogen vorzugeben (vgl. Kapitel 2.2). 
 
27 
Methodik und Modelle 
Im Vorfeld der im Projekt betrachteten Szenarien ist die Entwicklung des Stromnetzes modellge-
stützt bestimmt worden. Dies erfolgte anhand des 80-%-EE-Szenarios ohne PtG sowie mehrerer 
Sensitivitätsanalysen. Bei den sich anschließenden eigentlichen Szenariorechnungen wurde der 
berechnete Ausbaupfad des Stromnetzes als exogene Eingangsgröße vorgegeben. 
Der zeitliche Horizont des Modells erstreckt sich von 2015 bis 2050, wobei die Berechnung über 
Stützjahre in acht Perioden erfolgt. Die unterjährige zeitliche Auflösung gliedert sich jeweils in 
55 Zeitscheiben. Diese Zeitscheiben repräsentieren vier Typtage mit je elf Zeitscheiben sowie 
den Tag der maximalen Residuallast mit ebenfalls elf Zeitscheiben. Vor der eigentlichen Optimie-
rung werden die Typtage durch Clusterung anhand charakteristischer Merkmale zur Wind- und 
PV-Einspeisung sowie zur Last bestimmt. Bei der Identifikation des Tages der maximalen Resi-
duallast werden grenzüberschreitende Lastflüsse über Kuppelstellen berücksichtigt. 
Neben dem Ausbaupfad für thermische Kraftwerke liefert das Modell als Ergebnis auch deren 
Einlastung. Da diese Berechnung unter Berücksichtigung von Netzrestriktionen erfolgt, kann das 
Ergebnis von der rein auf der Merit-Order beruhenden Einlastung abweichen und als Kraftwerks-
dispatch nach erfolgtem Redispatch interpretiert werden. Grundsätzlich erfolgt die Abbildung der 
erneuerbaren Energien als summierte Einspeisezeitreihen an den Übertragungsnetzknoten. Es 
stellen sich jedoch im Modell endogen bestimmte EE-Abregelungen ein, d. h. das Modell liefert 
als Ergebnis, wie viel erneuerbarer Strom vom Übertragungsnetz aufgenommen werden kann 
und wie viel zur Vermeidung von Netzüberlastungen abgeregelt werden muss. 
Als Speicher sind im Modell Pumpspeicherkraftwerke (PSW) abgebildet, deren Fahrweise 
(Pump- und Turbinierbetrieb) unter Beachtung gegebener technischer Restriktionen, die in Ne-
benbedingungen formuliert sind, vom Modell bestimmt wird. Auf die Abbildung weiterer (dezent-
raler) Stromspeicher wurde bewusst verzichtet, weil bei der Berechnung der Nachfragezeitreihen 
bereits Demand-Side-Management-Maßnahmen (DSM) eingeflossen sind. 
Um die im Zentrum des KonStGas-Projektes stehenden Fragestellungen zur Kopplung der Sek-
toren Strom- und Gasversorgung untersuchen zu können, ist das Modell um die Möglichkeit wei-
terentwickelt worden, an ausgewählten Netzknoten PtGA zubauen zu können. Die prinzipielle 
Abbildung ähnelt dabei der von konventionellen Kraftwerken, die Brennstoff beziehen und unter 
Beachtung eines Nutzungsgrades Strom ans Netz abgeben. Im Unterschied dazu beziehen die 
PtGA als Input Strom und produzieren unter Berücksichtigung eines Nutzungsgrades Gas, das 
vom Gasnetz aufzunehmen ist. 
2.2.2 Modellierung der Markt- und Netzbetriebssimulation 
Durch den Zubau von PtGA ergibt sich ein Einfluss auf den Kraftwerkseinsatz und schließlich auf 
den Betrieb der Stromnetze. Aus wirtschaftlichen Gesichtspunkten beziehen die Anlagen Strom 
in Zeiten niedriger Strompreise, d. h. insbesondere in Zeiten mit einem Stromüberangebot. Elekt-
rische Energie wird anschließend in Methan oder Wasserstoff umgewandelt und kann dann je 
nach Preisentwicklung entweder im Gassektor benutzt oder in gasgefeuerten Kraftwerken wieder 
in elektrische Energie transformiert werden. Die Teilnahme der PtGA im Stromhandel bewirkt 
daher eine Änderung des Marktergebnisses bzw. der Produktionsfahrpläne einzelner Kraftwerke. 
Dies führt nicht nur zu einer geänderten Netzbelastung, sondern auch zu unterschiedlichen Mög-
lichkeiten zur Durchführung entlastender netzbetrieblicher Maßnahmen wie Redispatch. Um die 
beschriebenen Auswirkungen von PtGA auf das Stromsystem zu quantifizieren, ist es daher not-
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wendig, sowohl den Stromhandel als auch den Netzbetrieb zu simulieren. Dieser Ansatz, beste-
hend aus einer Markt- und darauffolgenden Netzbetriebssimulation, wird im Folgenden vorge-
stellt. 
Aufbauend auf der Regionalisierung und der daraus bestimmten Residuallastkurve wird der Ein-
satz des konventionellen, europäischen Kraftwerksparks mit Hilfe eines Marktmodells für ein Jahr 
ermittelt. Auf Basis fundamentaler Eingangsdaten, wie z. B. Primärenergiepreise, residualer 
Nachfrage und Übertragungskapazitäten zwischen den Ländern, wird der kostenminimale Kraft-
werkseinsatz zur Deckung der elektrischen Last unter Berücksichtigung der technischen Restrik-
tionen der Kraftwerke und der Übertragungskapazitäten in stündlicher Auflösung bestimmt. Als 
technische Nebenbedingungen des Kraftwerkseinsatzes werden Minimal- und Maximalleistun-
gen, Mindeststillstands- und Mindestbetriebszeiten, Leistungsgradienten (im Betrieb und bei An-
fahr- und Abfahrvorgängen) sowie technische Restriktionen von PSW, wie beispielsweise maxi-
male Turbinen- und Pumpleistungen sowie Beckenfüllstände, berücksichtigt. PtGA werden, ähn-
lich zu einer Pumpe, als Einrichtung zur Umwandlung und Einspeicherung der elektrischen Ener-
gie modelliert. Da das Gassystem hierbei nicht modelliert wird, erhalten diese Anlagen eine Ver-
gütung für das produzierte Methan oder Wasserstoff, welcher in das Gasnetz eingespeist werden 
würde, in der Höhe des Gaspreises4. Der Einsatz der PtGA erfolgt daher in den Stunden, wo der 
Strompreis unterhalb des Gaspreises liegt, unter Berücksichtigung des Wirkungsgrades bzw. der 
Umwandlungsverluste. 
Das Ergebnis der Marktsimulation bildet die Fahrpläne der konventionellen Kraftwerke und Spei-
cher sowie die grenzüberschreitenden Flüsse zwischen den betrachteten Marktgebieten ab. Zu-
dem können die Preise innerhalb der Marktgebiete und die Gesamtkosten der Stromerzeugung 
ausgewiesen werden. 
Beim Modell zur Marktsimulation und Preisbestimmung handelt es sich um ein mehrstufiges Op-
timierungsverfahren. Aufgrund der Komplexität der Optimierungsaufgabe, insbesondere infolge 
der zeitkoppelnden Nebenbedingungen für die Bewirtschaftung von Speicherbecken hydrauli-
scher Kraftwerke sowie Mindestbetriebs- und Mindeststillstandszeiten thermischer Kraftwerke, ist 
eine geschlossene Lösung des Optimierungsproblems nicht möglich und somit ein mehrstufiger 
Ansatz erforderlich. Abbildung 4 gibt einen Überblick über das Gesamtverfahren der Marktsimu-
lation.  
                                                
 
4  Im Unterschied zum Modell des KIT-IIP wurde die CO2-Freiheit des erzeugten Gases nicht eingepreist, 
weil sich ein zusätzlicher Bonus in diesem Modell nicht auf den Einsatz der PtGA auswirkt. 
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Abbildung 4:  Marktsimulation - Verfahrensüberblick 
Nach dem Einlesen und Aufbereiten der Eingangsdaten für die Marktsimulation wird in der ersten 
Verfahrensstufe ein optimaler Energieaustauschfahrplan zwischen den einzelnen Ländern des 
betrachteten Systems unter Minimierung der Erzeugungskosten zur Nachfragedeckung ermittelt. 
Dieser Fahrplan für den grenzüberschreitenden Energieaustausch wird über eine lineare Pro-
grammierung unter Berücksichtigung u. a. von Übertragungskapazitäten sowie der Maximalleis-
tung von Kraftwerken, jedoch unter Vernachlässigung von Ganzzahligkeitsentscheidungen wie 
dem Einsatz thermischer Kraftwerke bei Mindestleistungen, geschlossen optimiert. Der Fahrplan 
dient als Startlösung des grenzüberschreitenden Energieaustauschs für die folgenden Verfah-
rensstufen. 
Unter Berücksichtigung des Austauschfahrplans werden anschließend die optimalen ganzzahli-
gen Einschaltentscheidungen thermischer Kraftwerke getroffen. Dabei wird die Problemstellung 
für jedes Land über einen Dekompositionsansatz im Systembereich in leichter zu lösende Teil-
probleme zerlegt, die Einsatzoptimierung der einzelnen Erzeugungseinheiten mit speziell ange-
passten Algorithmen gelöst und die systemkoppelnden Nebenbedingungen (Nachfrage- und Re-
servebedingungen) mit Hilfe einer Lagrange-Relaxation koordiniert. Die optimalen Einschaltent-
scheidungen thermischer Kraftwerke und Pumpspeicherkraftwerke werden über eine dynamische 
Programmierung ermittelt. Der Einsatz vernetzter hydraulischer Kraftwerksgruppen, wie sie z. B. 
im alpinen Raum vorzufinden sind, wird mittels einer sukzessiv linearen Programmierung opti-
miert.  
Unter Übernahme der Ganzzahligkeitsentscheidungen wird in der dritten Verfahrensstufe das 
Restproblem mittels einer linearen Programmierung gelöst. In dieser geschlossenen Optimierung 
der hydrothermischen Energieaufteilung wird der systemweite, kostenminimale Kraftwerksein-
satz zur Nachfragedeckung unter Optimierung des grenzüberschreitenden Energieaustauschs 
ermittelt. 
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Methodik und Modelle 
Die Ergebnisse der Kraftwerkseinsatzsimulation sind Basis für die anschließenden Netzberech-
nungen. Dazu wird ein am RWTH entwickeltes leitungsscharfes Näherungsmodell für den Last-
fluss im europäischen Übertragungsnetz verwendet. Dieses Modell basiert auf öffentlichen Daten 
wie statischen Netzmodellen und Netzkarten der Übertragungsnetzbetreiber. Soweit keine ge-
naueren Angaben zu den verwendeten Betriebsmitteltypen vorhanden sind, wurden die Kompo-
nenten durch Standardbetriebsmittel modelliert. Da der Zeithorizont der Untersuchungen in dieser 
Studie weit in der Zukunft liegt (Jahr 2050), muss das Netz auf die entsprechende Versorgungs-
aufgabe ausgelegt werden. Da die Datenbasis der meisten Netzentwicklungspläne allerdings nur 
bis zum Jahr 2035 reicht, wo sich die Einspeise- und Lastsituation zum Teil deutlich unterschei-
det, ist das Übertragungsnetz nicht auf die Versorgungsaufgabe ausgelegt und es kann ggf. zur 
Bildung der lokalen oder strukturellen Engpässe kommen. Alle aktuell bekannten Netzausbau-
projekte europäischer Länder wurden in das Modell übernommen. Die notwendigen Netzausbau-
projekte wurden durch KIT-IIP ermittelt und entsprechend eingepflegt. 
Neben dem Übertragungsnetz ist wesentliches Eingangsdatum für die Netzbetriebssimulation der 
stündliche Kraftwerkseinsatz, der mithilfe der Marktsimulation ermittelt wurde. Dieser stellt die 
Ausgangslage der Einspeisesituation dar. Anschließend werden technische Randbedingungen 
des Netzbetriebs geprüft und die Einspeisesituation ggf. angepasst. Unter den technischen Rand-
bedingungen ist insbesondere die Strombelastbarkeit der Netzbetriebsmittel gemeint. Die Strom-
grenzen müssen eingehalten werden, auch im Fall dass ein Netzelement außer Betrieb ist (be-
triebliches n-1-Kriterium). Die Behebung der Überlastungen durch Redispatch soll dabei kosten-
minimal erfolgen. Verlagerung der Erzeugung soll daher einerseits die Kosten und andererseits 
die Effekte der Erzeugungsanpassung auf die überlasteten Netzelemente berücksichtigen. 
Obwohl in dem Netzmodell alle Länder des europäischen Synchronverbunds abgebildet und bei 
Lastflussberechnung simuliert wurden, lag der Fokus dieser Untersuchung auf dem deutschen 
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Der Ablauf der Netzbetriebssimulation ist in  
Abbildung 5 dargestellt. Nach dem Einlesen der Ein-
gangsdaten wird zunächst eine Lastflussberechnung 
durchgeführt. Anschließend werden Ausfälle der Lei-
tungen im betrachteten Gebiet simuliert, um die Er-
füllung des (n-1-) Kriteriums zu überprüfen. Im nächs-
ten Schritt werden Knoten-Zweig Sensitivitäten ermit-
telt. Diese geben an, wie sich die Auslastung eines 
Netzelements ändert, wenn an einem Netzknoten 
Wirkleistung eingespeist wird. Zusätzlich werden 
Sensitivitäten der Stufenstellungsänderung eines 
Phasenschiebertransformators auf den Leistungs-
fluss berechnet. Mithilfe dieser Sensitivitäten kann 
ein lineares Optimierungsproblem formuliert werden, 
mit dem Ziel ermittelte Überlastungen kostenminimal 
zu beheben. Um potenzielle Unlösbarkeit des ge-
nannten Problems zu verhindern, werden verblei-
bende Überlastungen mit einem Kostenterm bestraft, 
statt harte Nebenbedingungen zu formulieren. So 
kann es vorkommen, dass auch nach Redispatch 
überlastete Netzelemente vorhanden sind. 
 
 
Da die Sensitivitäten eine lineare Näherung der Lastflussgleichungen darstellen, muss das Ver-
fahren iterativ wiederholt und geprüft werden, ob eine endgültige Lösung erreicht ist. Ergebnis 
der Netzbetriebssimulation ist der durchgeführte Redispatch je Kraftwerk sowie die Auslastung 
der Leitungen vor- und nach der Durchführung der Redispatch-Maßnahmen. 
2.3 Methodik Gassystem  
Die Modellierung des Gassystems erfolgt durch die Modelle der TUD (Gasmarkt), der TUB (Gas-
transportnetz) und des DBI (Gasverteilnetz). Das Gasmarktmodell (Abschnitt 2.3.1) zeigt die Ver-
änderungen der europäischen Erdgaslastflüsse sowie deren Auswirkungen auf die Deckung der 
deutschen Gasnachfrage.  
In den Gasnetzmodellen (Abschnitt 2.3.2 für die Gasverteilnetze, Abschnitt 2.3.3 für das Gas-
transportnetz) werden die Auswirkungen der sich verändernden Gasflüsse und der Entwicklung 
der Biogaseinspeisung bis 2050 untersucht und die Kapazitäten zur Aufnahme erneuerbarer 
Gase aus PtGA ermittelt.   
2.3.1 Gas Market Model – GAMAMOD 
Um die Auswirkungen der Einspeisung von Wasserstoff in das Gasnetz in Deutschland zu be-
trachten ist es notwendig, den europäischen Erdgasmarkt und seine Entwicklung zu untersuchen. 
Vor diesem Hintergrund wurde das europäische Gasmarktmodell GAMAMOD am Lehrstuhl für 
Abbildung 5:  Netzbetriebssimulation 
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Energiewirtschaft der TUD entwickelt und in die Modelliteration im KonStGas-Projekt eingebun-
den. 
2.3.1.1 Modellbeschreibungen  
Das Gas Market Model GAMAMOD beschreibt den europäischen Erdgasmarkt. Jedes Land in 
Europa wird durch ein Marktgebiet bzw. Länderknoten abgebildet. Da im Projekt der Fokus auf 
der Betrachtung Deutschlands liegt, werden für Deutschland die beiden Marktgebiete Gaspool 
(GP) und NetConnect Germany (NCG) separat modelliert. Aggregierte Gasübertragungskapazi-
täten zwischen Marktgebieten werden durch repräsentative Leitungen dargestellt. Abbildung 6 
gibt einen Überblick über den geographischen Umfang des Modells. 
 
Abbildung 6:  Regionale Auflösung von GAMAMOD 
Quelle: Eigene Darstellung 
Zusätzlich werden für den europäischen Erdgasmarkt die wichtigen Gasförderländer Russland, 
Algerien und Katar sowie Nigeria und Trinidad und Tobago abgebildet. Auf der Angebotsseite 
berücksichtig das Modell Produktionskapazitäten, die sich nach Förderlevel und Angebotsland 
unterscheiden. Im Modell wird der Transport von Erdgas über Pipelines und Liquefied Natural 
Gas (LNG) abgebildet. Für den Transport von LNG werden Verflüssigungs- und Regasifizierungs-
kapazitäten in Angebots- und Nachfrageländern berücksichtig. 
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Die Nachfrage wird exogen und unter Berücksichtigung der unterjährigen Schwankung vornehm-
lich aufgrund von Wärmeprofilen für jedes betrachtete Land im Modell abgebildet. Dies ermöglicht 
die Analyse von Handelskapazitäten zwischen einzelnen Ländern. Durch begrenzte Übertra-
gungskapazitäten zwischen Marktgebieten können regionale Engpasssituationen und die Aus-
wirkungen von Lieferausfällen bewertet werden.  
Innerhalb eines Marktgebietes treten hingegen im Modell keine Engpässe auf. Außerdem werden 
im Modell verschiedene Gasspeicher betrachtet, die im europäischen Gasmarkt eine entschei-
dende Rolle für die unterjährige Versorgungssicherheit spielen.  
Das Fundamentalmodell GAMAMOD basiert auf einer linearen Kostenoptimierung mit der Ziel-
funktion der Minimierung der entscheidungsrelevanten Systemkosten (vgl. Formel). Alle monetä-





Die Optimierung unterliegt einer Reihe von technoökonomischen Nebenbedingungen Die Förder-
möglichkeiten auf der Angebotsseite sind durch die Charakteristika des Betriebes wie z. B. die 
maximale tägliche Förderrate oder die maximalen Ein- und Ausspeichergeschwindigkeiten von 
Speichern limitiert. Aufgrund der hohen zeitlichen Auflösung von 365 Tagen eines Jahres können 
Speicheraktivitäten und systemkritische Situationen tagesscharf abgebildet werden. Das Ent-
scheidungskalkül beruht auf vollständigem Wettbewerb und perfekter Information und entspricht 
somit einem anonymen und diskriminierungsfrei organisierten Markt. Aspekte des strategischen 
Verhaltens werden in der Basisversion vernachlässigt. Die Annahmen können für den Gasmarkt 
durchaus kritisch hinterfragt werden, dennoch lassen sich Infrastrukturentscheidungen, die hier 
im Modell im Vordergrund stehen, an dieser Idealabbildung orientieren. 
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Abbildung 7:  Ein- und Ausgangsdaten GAMAMOD 
Quelle: Eigene Darstellung 
 
Die Daten für die Modellberechnung basieren auf öffentlich zugänglichen Daten sowie auf Ergeb-
nissen der KonStGas-Projektpartner. Das Basisjahr ist 2011. Tabelle 1 gibt einen Überblick, wel-
che auf Deutschland bezogenen Annahmen und Rahmenparameter in das Modell einfließen. 
Tabelle 1:  Rahmenannahmen bezogen auf Deutschland 
Parameter Annahme 
Erdgasnachfrage (DE)3 sinkende Gasnachfrage um ca. 38 % bis 2050 
Biogas (DE)2 steigende Biogaseinspeisung um ca. 3 Mrd. Nm³ CH4 Gaseinspei-
sung 2050 zu Kosten von 5,7 Euro Cent/kWhth 
Erdgasförderung (DE)2 keine konventionelle Erdgasförderung in DE im Jahr 2050 
Erdgasspeicher (DE)1 kein Speicherausbau in DE zwischen 2011 und 2050 
Infrastruktur (DE)1 Ausbau der Nord-Stream I Pipeline von 23 bcm/a 
auf 55 bcm/a 
Schiefergas (DE)1 Keine nennenswerte Schiefergasförderung in DE bis 2050 
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Die Erdgasnachfrage für Deutschland entstammt aus den Rahmendaten und Berechnungen des 
TP C des Energiesystemmodells IKARUS vom Projektpartner IEK-STE. Die Daten der Biogasein-
speisung basieren auf einer Datenanalyse der Projektpartner des DBI. Unter Fortschreibung der 
Ausbauziele bis 2050 ist ein starker Ausbau von Biogas in Deutschland festzustellen, sodass 
bereits über Biogas ein Anteil von 8 % an der Erdgasnachfrage in 2050 gedeckt wird. Basierend 
auf wissenschaftlichen Studien ([NEP Gas, 2013], [NEP Gas, 2014], [Sieber, 2012] und [WEG, 
2012]) ist davon auszugehen, dass ab dem Jahr 2030 in Deutschland die konventionelle Erdgas-
förderung zum Erliegen kommt. 
Für deutsche Erdgasspeicher wurden keine Ausbauszenarien angenommen und die Speicherka-
pazitäten im Jahr 2050 zu denen in 2011 konstant belassen. Tatsächlich rückten in 2015 und 
2016 deutsche Gasspeicher stärker in den Fokus öffentlichen Interesses5 und auch ein Ausbau 
zusätzlicher Gaskapazitäten ist, anders als in den Annahmen hinterlegt, wahrscheinlich. Mit Blick 
auf die Ergebnisse würde eine erhöhte Speicherkapazität zum einen die Möglichkeit eröffnen, 
mehr EE-Gas zu speichern und so die Versorgungssicherheit zu erhöhen. Da es in Deutschland 
derzeit aber keine strategische Gasreserve gibt und Speicher wirtschaftlich betrieben werden, ist 
ein Ausbau von Speichern derzeit vor allem durch eine Optimierung von Handelsgeschäften mo-
tiviert. 
Der zweite Strang der Nord Stream I Pipeline ist in 2012 in Betrieb gegangen, sodass die Import-
pipeline zwischen Russland und Deutschland jährlich bis zu 55 bcm russisches Erdgas nach 
Deutschland und Europa transportiert. Der Bau zweier weiterer Stränge, der Nord Stream II Pipe-
line wurde im Jahr 2016 stark vorangetrieben und diskutiert, sodass nach heutiger Einschätzung 
eine Ausweitung der Kapazitäten zwischen Russland und Deutschland auf bis zu jährlich 110 
bcm wahrscheinlich ist, im KonStGas-Projekt allerdings nur die Nord Stream I Pipeline betrachtet 
wurde. Für Deutschland wurde außerdem angenommen, dass Schiefergas und Fracking keine 
Option bis 2050 darstellt. Sowohl das geologische Potenzial, als auch die aktuelle politische Dis-
kussion zu Testbohrungen bestärken diese Einschätzung. 
Für die europäische Entwicklung wurden die in Tabelle 2 aufgelisteten Annahmen getroffen. Für 
die Entwicklung der europäischen Erdgasnachfrage existieren eine Reihe von Prognosen und 
Szenarien. Ein Überblick über die Entwicklung der Erdgasnachfrage in wissenschaftlichen Stu-
dien ist im Teilbericht der TUD aufgeführt [Hauser et al., 2017]. Wesentlicher Treiber für die Ent-
wicklung der Nachfrage ist, welche Bedeutung Erdgas im zukünftigen Energiesystem unter Ein-
bezug von Klimaschutzzielen und CO2-Minderungszielen einnimmt.  
Für das Jahr 2050 wird somit ein linearer moderater Anstieg der europäischen Erdgasnachfrage 
von 0,13 % angenommen und basierend auf der Erdgasnachfrage 2011 die Erdgasnachfrage für 
2050 des jeweiligen Landes berechnet (Vgl. [Hauser et al., 2017]). Neben dem Vereinigten Kö-
nigreich (UK) und Italien (IT) weist Deutschland die größte Erdgasnachfrage 2011 in Europa auf. 
Mithilfe der Jahresnachfrage und einem unterjährigen Profil, basierend auf monatlichen Nachfra-
gemengen in 2011 [EUROSTAT, 2014], werden die nachfragezeitreihen für GAMAMOD erzeugt. 
Die Entwicklung der europäischen Erdgasnachfrage und für die deutschen Nachbarländer steigt 
somit leicht, im Gegensatz zu den Annahmen zur Entwicklung der deutschen Erdgasnachfrage. 
                                                
 
5  Im Oktober 2015 tauschte BASF seine Erdgasspeicher gegen Anteile an Erdgasfeldern in Sibirien mit 
Gazprom [BASF, 2015]. 
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Diese Werte stammen, wie oben beschrieben, aus den Modellergebnissen IKARUS. Für die Be-
rechnung in GAMAMOD werden die Eingangsdaten für die Deutsche Erdgasnachfrage auf die 
beiden Marktgebiete Net Connect Germany (NCG) und Gaspool (GP) aufgeteilt. 
Tabelle 2:  Rahmenannahmen bezogen auf Europa 
Parameter Annahme 
Erdgasnachfrage (Europa) moderat steigende Erdgasnachfrage von jährlich 0,13 % in Eu-
ropa bis 2050 




Förderung in Europa sinkt und Förderung in Russland steigt, 
neue Anbieter für den europäischen Markt aus dem Nahen Os-
ten (Iran, Turkmenistan, Aserbaidschan) 
keine US-amerikanischen LNG Lieferungen im europäischen 
Markt 
Erdgasspeicher (Europa) keine Veränderung zum Basisjahr 
Infrastruktur (Europa) Ausbau der Nord Stream I Pipeline 
In Sensitivitäten betrachtet: 
Ausbau des südlichen Gaskorridors, Stopp eines russischen 
Gastransits über die Ukraine 
Ausbau der LNG-Import Infrastruktur 
Schiefergas (Europa) keine relevante Schiefergasförderung in Europa bis 2050 
Quelle: Eigene Annahmen 
Die Einspeisung von Biogas liegt in Deutschland im Jahr 2011 bereits bei ca. 5 TWhth Hi jährlich. 
Für 2050 wird eine Einspeisung von bis zu 35 TWhth Hi erwartet. Im Vergleich zu Deutschland ist 
die Einspeisung von Biogas in anderen europäischen Ländern gering. Auf Basis von nationalen 
Aktionsplänen ist zu erwarten, dass größere Mengen an Biogas in den Niederlanden (7 TWhth/a), 
Schweden (3,5 TWhth Hi/a) und im Vereinigten Königreich (2 TWhth Hi/a) eingespeist werden (Vgl. 
[Hauser et al., 2017]). 
Sowohl für Deutschland, als auch für Gesamteuropa sind keine Änderungen der Speicherkapa-
zitäten zwischen 2011 und 2050 im Modell hinterlegt. 
Die Entwicklung der europäischen Erdgasinfrastruktur unterliegt großen Ungewissheiten, beson-
ders für die Betrachtung eines langfristigen Zeithorizonts bis 2050. Die Ungewissheiten sind zu 
einem großen Teil auf wechselnde geopolitische Interessen und die Unsicherheit in der Entwick-
lung der Erdgasnachfrage zurückzuführen. Für das KonStGas-Projekt wurden daher im Bau be-
findliche Ausbauprojekte betrachtet. Konkret wurde der Ausbau der Nord Stream I Pipeline an-
genommen, die den wesentlichen Unterschied zwischen den Gegebenheiten in der Infrastruktur 
zwischen 2011 und 2050 darstellt. Ein Ausbau des südlichen Gaskorridors für russisches und 
kaspisches Erdgas aus könnte den Transitweg für russisches Gas über die Ukraine nach 2019 
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kompensieren und wurde in einem Nebenszenario als Sensitivität untersucht. Ebenso ist ein Aus-
bau von LNG-Import Häfen ein denkbares Szenario zur Wahrung der Versorgungssicherheit 
durch einen diversifizierten Bezug von Erdgas (Vgl. [Hauser und Möst, 2016]). Diese Möglichkeit 
wurde ebenfalls im Rahmen eines Nebenszenarios untersucht. 
Im Gegensatz zum US-amerikanischen Erdgasmarkt zeigen wissenschaftliche Untersuchungen, 
dass Schiefergas in Europa eine geringere Wirtschaftlichkeit besitzt. Aus diesem Grund wurde 
für Europa ein Schiefergas-Boom nicht in die Betrachtung einbezogen. Stattdessen unterliegen 
die Berechnungen der Annahme, dass eine Förderung von Schiefergas in Europa die schwinden-
den konventionellen Reserven nicht ersetzen kann. 
 
Abbildung 8:  Erdgasnachfrage in europäischen Ländern in TWhth Hi/a in 2011 und 2050 
Quelle: Eigene Darstellung, basierend auf [IEA, 2011], [BP, 2014], [ExxonMobil, 2014], und Modellergebnissen IKA-
RUS der Projektpartner IEK-STE 
Vor dem Hintergrund dieser Rahmendaten berechnet das Modell die europäischen Handels-
ströme jeweils für die Jahre 2011 und 2050. Die zu erwartenden Ergebnisse konzentrieren sich 
mit Blick auf Europa auf die Entwicklung des Im- und Exportbedarfs vor dem Hintergrund der 
sinkenden einheimischen Erdgasproduktion. Die Annahme der moderat steigenden Erdgasnach-
frage in Westeuropa unterstreicht diese Erwartung.  
Mit Blick auf Deutschland determiniert der starke Ausbau an Biogasanlagen bereits eine stei-
gende Einspeisung an EE-Gasen in das Gassystem. Welchen Beitrag zusätzliche Wasserstoff 
und synthetische Erdgase (SNG) zur Deckung der Erdgasnachfrage leisten können kann nur un-
ter Zuhilfenahme von Modellen beantwortet werden. 
Das Fundamentalmodell GAMAMOD berechnet Gashandelsströme auf Basis fundamentaler 
Gasmarktdaten und der Minimierung der Gesamtkosten. Strategisches Verhalten, wie es im eu-
ropäischen Gasmarkt mit wenigen Anbietern und vielen Nachfragern auftritt, wird nicht explizit 
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abgebildet. Eine entscheidende Einschränkung ist die exogen integrierte Gasnachfrage in 
GAMAMOD. Einerseits ermöglicht dieser Ansatz die Integration der Ergebnisse des Energiesys-
temmodells IKARUS; andererseits ist im Modell so keine Nachfragereaktion von Konsumenten 
auf Preise möglich.  
Die mit GAMAMOD ermittelten Gaspreise stellen eine Untergrenze für reale Gaspreise dar und 
sind entsprechend als unterer Grenze der Gasbezugskosten zu interpretieren. Da GAMAMOD 
auf die Abbildung des europäischen Erdgasmarktes ausgerichtet ist, werden Abhängigkeiten zu 
anderen Energieträgern, wie Erdöl, vernachlässigt. Die Abhängigkeit des Erdgaspreises vom 
Erdöl ist noch heute in vielen Langfristverträgen verankert, verliert jedoch mit der Ausprägung 
von Spotmärkten zukünftig an Bedeutung. 
Unter gastechnischen Gesichtspunkten behandelt GAMAMOD Erdgas als homogenes Gut im 
europäischen Erdgasnetz. Tatsächlich ist die Erdgasqualität für Endverbraucher entscheidend –
da gastechnische Anlagen für einen optimalen Betrieb noch nicht immer an die Schwankung der 
Erdgasqualität angepasst werden können. Mit der Einspeisung von Biogas und Wasserstoff, aber 
auch eines wachsenden Anteils an LNG aus unterschiedlichen Fördergebieten, gewinnt die 
Schwankungsbreite von Erdgasqualitäten an Bedeutung (Vgl. [Krause et al. 2016]). Im Teilprojet 
C wurde daher das technische Gasnetz von den Projektpartnern der TUB separat modelliert. 
2.3.1.2 Exkurs: Gaspreis-Determinanten 
Mithilfe des Fundamentalmodells GAMAMOD werden historische Gaspreise systematisch unter-
schätzt. Daher stellte sich im Verlauf des KonStGas-Projektes die Frage, welche Parameter we-
sentlich den Gaspreis beeinflussen. Auf Basis einer umfassenden Literaturanalyse wurden wis-
senschaftliche Arbeiten zum Gaspreis analysiert und die jeweils untersuchten Determinanten ex-
trahiert und klassifiziert (Vgl. [Hauser, Schmidt & Möst, 2016]). Abbildung 9 stellt den Analyse-
rahmen der wichtigsten Einflussfaktoren vor, in den Gaspreis beeinflussende Parameter einge-
ordnet wurden. Im Mittelpunkt der Betrachtung steht der Preis, der zum einen von Angebot und 
Nachfrage determiniert ist. In der Literatur untersuchte Einflussgrößen auf die Nachfrage sind das 
Wirtschaftswachstun eines Landes, die konsequente Umsetzung von Energie- und Klimapolitik 
sowie saisonale Schwankungen, beispielsweise indirekt basierend auf einer temperaturabhängi-
gen Wärmenachfrage. 
In Bezug auf das Angebot sind Erdgasreserven, Produktions-, Transport- und Speicherkapazitä-
ten die wichtigsten Treiber für den Gaspreis. 
Eine Preisbildung zwischen Angebot und Nachfrage ist drittens abhängig von den ökonomischen 
Gegebenheiten und dem Marktdesign. Aufgrund hoher Investitionen in die Erdgasinfrastruktur 
war der Gaspreis über lange Zeit an den Ölpreis gekoppelt und in Langfristverträgen, verbunden 
mit take-or-pay Vereinbarungen festgelegt. Durch die Liberalisierung des europäischen Erdgas-
marktes gewinnen Spotmärkte und kurzfristiger Handel an Bedeutung, sodass ein gas-on-gas 
Handel in Zukunft an Einfluss auf den Gaspreis gewinnt. 
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Abbildung 9:  Determinanten des Erdgaspreises 
Quelle: Eigene Abbildung, basierend auf [Hauser, Schmidt, Möst, 2016] 
Neben dem Einfluss von Nachfrage, Angebot und Marktdesign gilt es ebenso den zeitlichen As-
pekt zu betrachten. Während sich Wetterkapriolen kurzfristig auf den Gaspreis auswirken, beein-
flussen Infrastrukturprojekte wie der Bau neuer Pipelines oder die Exploration neuer Erdgasvor-
kommen den Gaspreis langfristig. Für Letzteres eigenen sich Fundamentalmodelle wie 
GAMAMOD, um eine untere Grenze – die Gasbezugskosten – für ein Marktgebiet zu bestimmen.
 
40 
Methodik und Modelle 
2.3.2 Modellierung der Gasverteilnetze 
Die Grundlage für die Ermittlung der gasverteilnetzseitigen Kapazitäten zur Aufnahme von sowohl 
Wasserstoff und Methan aus PtGA als auch Biogas durch DBI ist die Entwicklung der Gasnach-
frage bis zum Jahr 2050 und dessen zeitliche und örtliche Verteilung. Die Methodik zur Entwick-
lung der Gasnachfrage in den Gasverteilnetzen basiert auf der Entwicklung der deutschlandwei-
ten Gasnachfrage sowie verschiedenen Konzepten zur regionalen und zeitlichen Verteilung. Zur 
Deckung der Gasnachfrage wird die regionale Einspeisung von Biogas berücksichtigt und die 
Verfügbarkeit der darüber hinaus benötigten Mengen aus dem Gastransportnetz vorausgesetzt.  
Aus Gründen der Datenverfügbarkeit und um eine Verschneidung von Daten aus verschiedenen 
Quellen zu ermöglichen, erfolgt die Betrachtung der Gasverteilnetze auf Landkreisebene, zur Va-
lidierung wurden Daten verfügbarer, realer Gasverteilnetze herangezogen.  
 
Abbildung 10: Methodik zur Ermittlung der Gasnachfrage in Gasverteilnetzen 
Die Regionalisierung der deutschlandweiten Gasnachfrage für das Jahr 2050 (siehe Ab-
schnitt 3.2.2) basiert auf der Verteilung der historischen Gasnachfrage (Stand 2013) unter der 
Annahme, dass sich zwar die absolute Höhe, jedoch nicht die regionale Verteilung der Gasnach-
frage verändert. Für die Gasnachfrage in den Verteilnetzen spielen die Sektoren Haushalte, GHD 
(Gewerbe, Handel und Dienstleistungen), Industrie und Verkehr eine Rolle. Die Gaskraftwerke 
im Umwandlungssektor sind in den meisten Fällen im Gastransportnetz angebunden und werden 
daher in der Gasnachfrage der Verteilnetze nicht berücksichtigt.  
Das Ergebnis der Regionalisierung sind Jahreswerte für die sektorale Gasnachfrage auf Land-
kreisebene. 
Für die Regionalisierung der Gasnachfrage werden Informationen zu Versorgungs- und Netzge-
bieten sowie zur nach Sektoren aufgeschlüsselten Gasabgabe miteinander verschnitten.  
Die Validierung der Regionalisierung erfolgt anhand von verschiedenen Daten, unter anderem 
der aggregierten Gasnachfrage auf Bundeslandebene [LAK, 2017] und Daten realer Verteilnetze.  
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Unsicherheiten resultieren aus den getroffenen Annahmen und der Berücksichtigung der indust-
riellen Gasnachfrage, da Industriebetriebe sowohl in der Verteilnetzeben, als auch direkt in der 
Transportnetzebene eingebunden sein können. 
Die zeitliche Verteilung der Gasnachfrage basiert auf der Annahme, dass der Temperaturver-
lauf im Jahr 2050 mit dem aus dem Jahr 2013 vergleichbar ist und das der temperaturbedingte 
Gasbedarf einem ähnlichen Verhalten wie heute folgt. Für die zeitliche Verteilung der jährlichen 
Gasnachfrage auf Landkreisebene kommen die Standardlastprofile (SLP) der TU München 
[BDEW/VKU/GOEDE, 2015] in Verbindung mit historischen Temperaturzeitreihen zum Einsatz. 
Da mit den aktuellen SLP nur Tageswerte berechnet werden können, erfolgt die Untersetzung 
auf Stundenwerte basierend auf den vormals verwendeten SLP mit entsprechender Auflösung 
[e-netz Südhessen, 2017].  
Das Ergebnis der zeitlichen Verteilung sind Zeitreihen in stündlicher Auflösung für die Gasnach-
frage auf Landkreisebene.    
Zur Ermittlung der Zeitreihen für die Gasnachfrage werden den Landkreisen jeweils eine reprä-
sentative Messstelle und die zugehörige Zeitreihe der Tagesmitteltemperaturen [DWD, 2017] zu-
geordnet. Auf die regionalisierten, sektoralen Gasnachfragen werden die folgenden Standardlast-
profile angewendet:  
 Haushalte: Gemitteltes Profil aus FfE SigLinDe DE_HEF33, -34, DE_HMF33, -34 
[BDEW/VKU/GOEDE, 2015] 
 GHD:  Gemitteltes Profil aus FfE SigLinDe GHD33 und -34 [BDEW/VKU/GO-
EDE, 2015]  
 Industrie:  kein SLP, konstante Nachfrage angenommen 
 Mobilität: aufgrund des geringen Einflusses auf die stündliche Nachfrage nicht  
 berücksichtigt  
Die Validierung der Zeitreihen erfolgte anhand des Abgleichs mit realen Verläufen der Gasnach-
frage.  
Unsicherheiten resultieren hierbei aus den getroffenen Annahmen und der Anwendung der heu-
tigen Standardlastprofile auf die Gasnachfrage im Jahr 2050.  
Die Ermittlung der Kapazitäten der Verteilnetze zur Aufnahme von erneuerbaren Gasen er-
folgt basierend auf den regionalisierten, zeitlich aufgelösten Gasnachfragen, mit Fokus auf Was-
serstoff (H2) und Methan (CH4) aus PtGA. Die zugrunde liegende Annahme ist hierbei, dass auf-
grund der geringen Speicherfähigkeit der Verteilnetze erneuerbare Gase nur in Höhe der Gas-
nachfrage eingespeist werden können. Die Einspeisung von H2 wird darüber hinaus begrenzt 
durch die maximal zulässige Wasserstoffkonzentration im Gasnetz. Für dieses Projekt wurde an-
genommen, dass die maximal zulässige Wasserstoffkonzentration im Jahr 2050 bei 15 Vol.-% 
liegt. Des Weiteren wird angenommen, dass Biogas auch weiterhin vorrangig eingespeist wird 
und daher keine Verdrängung durch Gase aus PtGA erfolgt. 
Die Ergebnisse sind sowohl die Kapazitäten der Gasverteilnetze auf Landkreisebene für die Ein-
speisung von H2 und CH4 aus PtGA als auch die verbleibende Gasnachfrage, die nach Berück-
sichtigung der Biogaseinspeisung noch aus dem vorgelagerten Gastransportnetz gedeckt werden 
muss.  
Zur Ermittlung der Kapazitäten für die Einspeisung von H2 und CH4 aus PtGA und der verbleiben-
den Gasnachfrage erfolgt im ersten Schritt die Verschneidung der Zeitreihen der regionalisierten 
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Gasnachfrage auf Landkreisebene mit den Biogaseinspeisepotenzialen. Bei der Biogaseinspei-
sung wird von einer kontinuierlichen Einspeisung ausgegangen. Das Ergebnis der Verschneidung 
ist eine „gasseitige Residuallast“, die mit Gas aus dem vorgelagerten Transportnetz gedeckt wer-
den muss. Des Weiteren werden so auch Gebiete erkennbar, in denen die Biogaseinspeisung 
mindestens zeitweise die Gasnachfrage übersteigt, so dass hier das Biogas gespeichert oder in 
die Transportnetze eingespeist werden muss. 
Die Kapazitäten zur Einspeisung von CH4 entsprechen dann der verbleibenden Gasnachfrage, 
die Zumischung von H2 ist auf die maximal zulässige Wasserstoffkonzentration (15 Vol.-%) be-
grenzt. Es liegt dann die maximale jährlich einspeisbare H2- oder CH4-Menge vor. Um diese be-
reitzustellen, müssten die PtGA auf den Stundenwert der maximalen Gasnachfrage ausgelegt 
werden und würden dann, auf das Jahr gesehen, fast ausschließlich im Teillastbetrieb laufen.  
Um die Anzahl der Volllaststunden der PtGA zu erhöhen und eine langfristigere Planung des 
Anlageneinsatzes zu ermöglichen erfolgt daher noch die Ermittlung von ganzjährig verfügbaren 
Kapazitäten zur Aufnahme von Gasen aus PtGA, die die Gasverteilnetze zur Entlastung der 
Stromnetze bereitstellen können. Der begrenzende Faktor dabei ist der minimale Gasfluss, wel-
cher in der Regel in den Sommernächten auftritt. Dazu werden die Zeitreihen der Gasnachfrage 
hinsichtlich des minimalen Tagesmittelwerts ausgewertet und daraus die PtGA-Leistung abgelei-
tet. Für CH4 entspricht sie der Gasnachfrage unter Berücksichtigung von Wirkungsgraden (siehe 
Abschnitt 3.4) und, bei H2, der maximal zulässigen Wasserstoffkonzentration.  
Unsicherheiten resultieren aus den Annahmen zur maximal zulässigen Wasserstoffkonzentration 
und der Anwendung von Flächenwerten auf Landkreisebene für die Kapazitätsermittlung, da hier-
bei die tatsächlich vorherrschende Netzstruktur mit eventuellen Restriktionen für die Einspeisung 
erneuerbarer Gase nicht explizit berücksichtigt wird. 
2.3.3 Gastransportnetzmodell 
Die Untersuchungen zur Entwicklung der Gasinfrastruktur und den Herausforderungen an die 
Gasnetze erfolgte durch eine modellgestützte Analyse, bei der eine Abbildung des Gasversor-
gungssystems und der damit verbundenen relevanten Anlagen in den Untersuchungsrahmen 
aufgenommen wird. Auf Basis einer realistischen Abbildung des europäischen Gasversorgungs-
systems in einem Netzmodell und durch Simulation von Netznutzungsfällen über die Bewirtschaf-
tung in hoher zeitlicher und räumlicher Auflösung wird eine Bewertung der Infrastruktur ermög-
licht. Für die Untersuchung im Rahmen des Forschungsvorhabens wird aus dem europäischen 
Gastransportnetzmodell ein Teilbereich ausgewählt, welcher Gastransport- und regionale Leitun-
gen der Fernleitungsnetzbetreiber auf dem deutschen Bundesgebiet abbildet. 
Anhand öffentlicher und kommerziell verfügbarer Daten über Gasnetze und Rohrleitungen wur-
den deren Verknüpfungen sowie Ein- und Ausspeisepunkten, aktive Elemente (Verdichter und 
Armaturen) und vor- bzw. nachgelagerter Anlagen (Biogasanlagen, Speicher, etc.) modelliert. 
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Abbildung 11:  Überblick über den Ablauf bei der Modellierung der Gastransportnetze in Deutsch-
land 
Für die Abbildung eines realistischen Verhaltens bei der Bewirtschaftung der Gasnetze werden 
Szenarien über den Gasverbrauch auf regionaler Ebene modelliert und durch Wetter- und Tem-
peraturdaten sowie Lastprofilen zeitlich aufgelöst. Hierdurch entsteht eine realistische Abbildung 
von Zuständen im deutschen Gastransportnetz im Jahresverlauf. 
Neben dem Bedarf wird ein ebenfalls zeitlich und räumlich aufgelöstes Gasaufkommen ermittelt, 
hierzu zählen Gasimporte, inländische Produktion, Biogasproduktion und das Aufkommen von 
erneuerbarem Gas aus dem Stromsystem. Die stündlich aufgelösten Lastgänge für Aufkommen 
und Verbrauch werden im Netzmodell den Ein- und Ausspeisepunkten zugeordnet. Mit dem pa-
rametrierten Modell und den entwickelten Szenarien werden Netzberechnungen mit der Industrie-
Standard Simulations-Software 'Simone' (Fa. Liwacom) durchgeführt. Dieser Rechenkern wird 
von Gasnetzbetreibern für die Netzplanung eingesetzt. 
Ergebnis der Netzsimulation sind Gasfluss und Druck in den einzelnen Leitungen, welche inner-
halb der technischen Grenzwerte des erstellten Modells liegen. Auf Grundlage dieser Berechnung 
wird dann ein Potenzial zur Aufnahme von Wasserstoff oder synthetisiertem Methan durch das 
Gastransportnetz ermittelt. Der allgemeine Ablauf der Modellierung ist in Abbildung 11 dargestellt. 
2.3.3.1 Gasverbrauch 
Im folgenden werden Methoden und Zwischenergebnisse aus der Modellierung eines Energie- 
und Gasbedarfs in den Sektoren private Haushalte, GHD und Industrie in hoher räumlicher und 
zeitlicher Auflösung vorgestellt (Stadt- und Landkreise, stündlich). Die Abbildung des Stromsys-
tems durch Modellierung der Umwandlung von Gas in elektrische Energie erfolgte durch den 
Projektpartner RWTH. Hierbei wurde eine weitreichende Dekarbonisierung durch einen hohen 
Anteil erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung von 80% bzw. 100% erreicht. Folgende 
Abbildung 12 gibt eine Übersicht der Regionalisierung eines nationalen Gasverbrauchs (Top-
Down) und die Modellierung in der zeitlichen Auflösung. 
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Abbildung 12:  Modellierung des Gasverbrauchs in hoher räumlicher Granularität und zeitlicher 
Auflösung 
2.3.3.1.1 Nationale Ebene 
Der nationale Endenergieverbrauch Gas wurde vom Projektpartner (IEK-STE) differenziert nach 
vier Sektoren bestimmt: Industrie, GHD, Private Haushalte und Verkehr. Die Ermittlung erfolgte 
durch Modellrechnungen mit dem Modell IKARUS, welches auf Grundlage von technologisch-
ökonomischen Parametern den Endenergiebedarf aggregiert, siehe Abbildung 13. Der Bedarf je 
Sektor wird für das Referenzjahr 2011 und ab dem Jahr 2015 in Fünfjahresscheiben bis zum Jahr 
2050 fortgeschrieben [IEK-STE, 2015]. Im Rahmen des Projekts wurden Berechnungen mit dem 
Energiesystemmodell IKARUS durch den Projektpartner IEK-STE durchgeführt, wobei die Sek-
toren der Wirtschaft und die Energieversorgung mit einem holistischen Ansatz berücksichtigt sind. 
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*vorläufiger Wert 
Legende: wie Abbildung 23, BMU Leitszenario 2012: [BMU-Leitstudie, 2012]; COP21-Klima2050 [Nitsch, 2016] 
Abbildung 13:  Nettostromverbrauch im Vergleich 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016, [AGEB, 2015] 
Die Entwicklung des Bedarfs in den Sektoren entwickelt sich unterschiedlich, auch in Abhängig-
keit des Anteils erneuerbarer Energien an der Stromerzeugung. In Abbildung 14 ist zu erkennen, 
dass die Gasnachfrage bis 2050 insgesamt um ca. 40% zurückgeht, wobei im Jahr 2020 im Ver-
gleich zur vorherigen Jahresscheibe jeweils ein moderater Anstieg zu verzeichnen ist. Insgesamt 
lässt sich der Rückgang auf die Entwicklung in den Sektoren Haushalte und GHD zurückführen, 
der industrielle Gasbedarf nimmt zunächst ab und stabilisiert sich ab dem Jahr 2030. 
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Abbildung 14:  Entwicklung der Erdgasnachfrage bis 2050 im 80-%-EE-Szenario 
Quelle: IEK-STE 
2.3.3.1.2 Räumliche Auflösung 
Ausgehend von der nationalen Ebene wird der jährliche Gasverbrauch regionalisiert und räumlich 
aufgelöst. Hierbei wird auf öffentlich verfügbare Daten und statistische Indikatoren zurückgegrif-
fen, die als Verteilungsschlüssel für einzelne Sektoren der Wirtschaft verwendet werden. An-
schließend wird der nationale Gasbedarf je Sektor per Top-Down-Ansatz auf Stadt- und Land-
kreise (NUTS3-Ebene) bzw. Gemeinden verteilt, siehe Abbildung 15. 
 
Abbildung 15:  Regionalisierung des prognostizierten nationalen Gasverbrauchs 
Für eine Regionalisierung des Sektors Industrie wird dieser zunächst in Subsektoren nach WZ 
2008 aufgeteilt [AGEB, 2013], [Destatis, 2008], [Prognos, 2014]. Somit gelingt eine Abgrenzung 
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intensiven Industriezweigen, wie der Lebensmittelindustrie. Ein Indikator für die regionale Abbil-
dung des Bedarfs sind die Produktionsstandorte der energieintensiven Wirtschaftszweige. Diese 
werden auf Grundlage von Daten zu den Mitgliedern des Verbundes energieintensiver Industrien 
ermittelt [EID, 2015]. 
 
Abbildung 16:  Produktionsstandorte der aus Sicht des Gasverbrauchs energieintensiven Wirt-
schaftszweige  
Quelle: [EID, 2015] 
Neben den Standorten von Industriebetrieben werden Daten zu Arbeitnehmern in den Wirt-
schaftszweigen und Subsektoren von der Bundesagentur für Arbeit hinzugezogen. In Abhängig-
keit der regionalen Auflösung aufgrund des Datenschutzes anonymisierte Datenpunkte wurden 
je Branche entweder mit recherchierten Produktionsstandorten und Beschäftigtenzahlen ergänzt 
oder durch Anpassung an globale Werte kalibriert und gleichverteilt. Die aufbereiteten Parameter 
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Für die Modellierung des Gasverbrauchs im Sektor private Haushalte sind der Bedarf an Raum-
wärme und die Warmwasserbereitung maßgeblich. Der Raumwärmebedarf ist wiederum abhän-
gig vom Gebäudetypen, also der Größe und der daraus resultierenden Hüllfläche und dem Bau-
jahr des Gebäudes. Die Anzahl der Gebäude je Gebäudeklasse wurde im Zuge des Zensus er-
hoben [Zensus, 2011], [Mikrozensus, 2013] und stehen in hoher regionaler Auflösung je Ge-
meinde und als Rasterdaten zur Verfügung. Innerhalb der vorhandenen Klassifizierung der Ge-
bäude gibt es regionale Unterschiede der Ausstattung und Beschaffenheit, die sich auf den 
Raumwärmebedarf auswirken [Tabula, 2015], [TUB E&R, 2017], [Zensus, 2011], [EnEV Leitfa-
den, 2014]. Somit werden die regionalen Daten mit angepassten Gebäudetypen in urbanen und 
ländlichen Regionen (<500k Einwohner) sowie in den alten und neuen Bundesländern differen-
ziert. 
	
Abbildung 17:  Methode für die Berechnung eines regionalen Gasverbrauchs 
Für die Modellierung der Bereitstellung von Raumwärme durch Gasanwendungen ist die instal-
lierte Heiztechnik ausschlagegebend [BDEW, 2015]. Die zu diesem Zeitpunkt bestmögliche ver-
fügbare Datenbasis liegt in einer regionalen Auflösung auf der Ebene der Bundesländer (NUTS1) 
vor und wird daher auf die Gebäudetypen gleichverteilt. Weiterhin wird von einer Kopplung der 
Technik zur Bereitstellung von Raumwärme und Warmwasser ausgegangen. Der Warmwasser-
bedarf unterliegt ebenfalls regionalen Unterschieden und kann auf Basis von [Techem, 2012] für 
26 PLZ-Gebiete als durchschnittlicher Wasserverbrauch je Wohnung angegeben werden. In Ver-
bindung mit den Angaben des Zensus zur Bevölkerung und Wohnungen kann der Endenergie-
bedarf Gas für die Warmwasserbereitung bestimmt werden [Zensus, 2011], [VDI 2067, 2010], 
[Techem, 2012]. Es ergibt sich ein Verteilungsschlüssel für den Sektor private Haushalte aus den 
Parametern Anzahl Gebäudetyp, Anzahl Wohnungen, Bevölkerung und einem Klimafaktor. Die 
Parameter nach Zensus liegen auf Gemeindeebene vor und werden für die weitere Berechnung 
für die Stadt- und Landkreise aggregiert. Die Modellierung der zeitlichen Auflösung für den Sektor 
Private Haushalte erfolgt im nächsten Abschnitt. 
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Der regionale und zeitlich hoch aufgelöste Gasbedarf für den Sektor Gewerbe Handel Dienstleis-
tung (GHD) wurde vom Projektpartner GWI bereitgestellt und in das Modell aufgenommen. 
Der Gasbedarf für den Stromsektor ergibt sich aus den Modellrechnungen der Projektpartner 
[KIT-IIP, RWTH] und kann direkt den Standorten der Gaskraftwerke zugeordnet werden. Der re-
gionale Gasbedarf ändert sich mit der Zusammenstellung des Kraftwerkparks und ist somit ab-
hängig vom jeweiligen Szenario und Modellergebnis. 
	
Abbildung 18:  Regionalisierter Gasbedarf nach Sektoren für das Jahr 2011 
Die Verteilungsschlüssel für die Regionalisierung der Sektoren werden für die fortlaufendenden 
Jahrescheiben als konstant angenommen, im Sektor Industrie wird eine Verschiebung des Ener-
gie- und Gasbedarfs innerhalb der Wirtschaftszweige berücksichtigt. Abbildung 19 stellt den re-
gionalen Gasbedarf für das Jahr 2050 dar. 
	
Abbildung 19:  Regionalisierter Gasbedarf nach Sektoren für das Jahr 2050  
Quelle: TUB-ER Stand 2016 
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2.3.3.1.3 Zeitliche Auflösung 
Der räumlich und zeitlich aufgelöste Gasverbrauch der Sektoren Industrie, private Haushalte und 
GHD beruht auf branchenspezifischen Schichtprofilen und regional aufgelösten stündlichen Tem-
peraturdaten. Es wird hier davon ausgegangen, dass sich die Lastprofile einer Branche regional 
nicht unterscheiden. Eine zukünftige Änderung des Gasverbrauchs wird durch eine Veränderung 
der Branchen auf nationaler Ebene abgebildet. 
	
Abbildung 20:  Zeitliche Auflösung des regionalisierten Gasverbrauchs 
Im Sektor Industrie wird der regional vorliegende Gasverbrauch je Wirtschaftszweig mit bran-
chenspezifischen Schichtprofilen stündlich aufgelöst. Durch Verwendung dieser Profile werden 
Verbrauchsschwankungen über den Tagesverlauf sowie Wochentagsfaktoren berücksichtigt. Der 
daraus resultierende stündliche Gasverbrauch wird für jeden Stadt- und Landkreis aggregiert. 
Somit lässt sich ein zeitlich hoch aufgelöster Gasverbrauch je Stadt- und Landkreis in Abhängig-
keit von regionalen Strukturen im Sektor Industrie ableiten. 
Der regionale stündliche Gasverbrauch des Sektors private Haushalte ergibt sich vor allem durch 
die Bereitstellung von Raumwärme und ist somit abhängig von der Außentemperatur. Raum-
wärme soll immer dann bereitgestellt werden, wenn eine gebäudetyp-spezifische Grenztempera-
tur unterschritten und die Differenz zur gewünschten Innentemperatur ausgeglichen werden soll. 
Es werden bei der zeitlichen Auflösung des Gasverbrauchs im Sektor private Haushalte Tempe-
raturdaten für das Jahr 2011 verwendet [IWES, 2015] sowie regionale Besonderheiten der Ge-
bäudestruktur (Grenztemperatur, Wärmegewinne, etc.) berücksichtigt [Tabula, 2015]. In Abbil-
dung 21 ist der Verlauf der Außentemperatur für alle regionalen Wetterstationen dargestellt. 
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Abbildung 21:  Temperaturdaten 
Die zeitliche Auflösung des Raumwärmebedarfs beruht also auf der modellierten Veränderung 
des Raumwärmebedarfs je Gebäudetyp durch Berücksichtigung stündlicher Werte für die Außen-
temperatur je Stadt- und Landkreis. Die Aufbereitung von Warmwasser wird an die Bereitstellung 
von Raumwärme geknüpft, wobei eine zeitlich konstante Nutzung angenommen wird. Die Nut-
zung von Gas für Prozesswärme wird für diesen Sektor vernachlässigt. Der für die Sektoren In-
dustrie, private Haushalte und GHD modellierte stündliche Gasverbrauch liegt in hoher regionaler 
und zeitlicher Auflösung vor. Für die weiteren Betrachtungen wird der gesamte Gasverbrauch auf 
der Ebene der Stadt- und Landkreise aggregiert. Der resultierende Lastgang je Stadt-/Landkreis 
wird allokiert und den Ausspeisepunkten im Gasnetzmodell zugeordnet. Die Lastgänge sind re-
gional unterschiedlich und von der sektoralen Prägung der jeweiligen Region abhängig. Somit 
ergibt sich eine signifikante Variation des zeitlichen Verlaufs der Last an den Ausspeisepunkten 
des Gastransportnetzes. 
In Abbildung 22 ist der aggregierte Gasverbrauch für das Jahr 2050 in einer Übersicht in täglicher 
Auflösung dargestellt. Hierbei ist die jahreszeitliche Struktur deutlich zu erkennen, welche vor 
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Abbildung 22:  Jahresverlauf des betrachteten Gasverbrauchs für das Jahr 2050 
2.3.3.2 Transport und Speicherung 
Infrastrukturen für die Versorgung mit Strom und Gas sind komplexe Systeme, die hinsichtlich 
einer zukünftig verbesserten Integration untersucht werden sollen. Für die Systemanalyse und 
szenarienbasierte Untersuchung der Potenziale und Grenzen einer zukünftigen Nutzung von 
Wasserstoff und/ oder synthetischem Methan aus erneuerbaren Energien wird die physische 
Gasinfrastruktur in einem strömungsmechanischen Gasnetz- und -flussmodell abgebildet. Hierfür 
sind folgende Bestandteile und Aspekte zu berücksichtigen: 
 Abbildung des überregionalen Transports und der Speicherung von Gas in Deutschland 
und Europa  
 Weiterentwicklung und Verfeinerung des Modells für 
o den Ansatz von Ausbauprojekten aus dem Netzentwicklungsplan Gas 
o die Integration der Versorgung mit L- und H-Gas 
 Abbildung von Verdichterstationen 
 Netzdienlicher Einsatz von Gasspeichern 
 Aufkommen und Verbrauch in hoher regionaler und zeitlicher Auflösung 
o Import, Export, siehe Abschnitt 3.3 
o Verbrauch, siehe Abschnitt 3.1 
Der vorliegende Gasverbrauch der Sektoren Industrie, Private Haushalte und GHD wird für die 
weitere Untersuchung in das Gasnetzmodell aufgenommen und in einem Geoinformationssys-
tems den Ausspeisepunkten auf regionaler Ebene allokiert. Die weiteren erforderlichen Modell-
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Ausgehend von den Arbeiten am Lehrstuhl Gasversorgungssysteme der TU Clausthal wurde 
nach dem Wechsel an die TUB das technische Gasinfrastruktur-/-systemmodell am Fachgebiet 
TUB-ER kontinuierlich weiterentwickelt, welches den aktuellen Stand der Gastransportnetze in 
Europa bis zur Elementebene abbildet. Das technische Infrastrukturmodell setzt sich aus ver-
schiedenen Komponenten zusammen, welche in einem Geoinformationssystem vorgehalten und 
verwaltet werden. Für die quantitative Untersuchung und Systemanalyse wird ein Netzsimulator 
eingesetzt. Die hinterlegten Rohrleitungen und deren Verknüpfung zu Netzen bilden die Infra-
strukturbasis des Modells. Weitere Bestandteile sind Ein- und Ausspeisepunkte zur Abbildung 
vor- und nachgelagerter Infrastrukturen, Verdichterstationen und Gasspeicher, welche in das Mo-
dell aufgenommen wurden. 
2.3.3.2.1 Modellierte Leitungen 
Der Verlauf von Rohrleitungen wird anhand öffentlicher und kommerziell verfügbarer Daten der 
Netzbetreiber und anderer Quellen abgebildet. Hierzu werden Netzpläne in einem Geographi-
schen Informationssystem (GIS) georeferenziert und der räumliche Verlauf der Gasleitungen 
nachmodelliert, indem jedem Leitungssegment ein Anfangs- und Endknoten zugewiesen wird. 
Jedem dieser Segmente werden dann Attribute zugewiesen, wie z. B. Leitungslänge, Durchmes-
ser, Alter, maximale Geschwindigkeit und Rauigkeit. Zudem werden den Anfangs- und Endknoten 
weitere Informationen wie maximaler Druck und Gasqualität zugewiesen. Da diese Informationen 
nicht grundsätzlich für alle Leitungen und Netze zur Verfügung stehen, müssen Annahmen ge-
troffen werden. Neben den zuvor genannten Parametern müssen Annahmen an Verbindungs-
stellen angrenzender Markgebiete verschiedener Netzbetreiber und der Gasqualität getroffen 
werden. Das Resultat ist ein vermaschtes Rohrleitungsnetz, welches dem tatsächlichen Verlauf 
der jeweiligen Leitungen möglichst präzise folgt. In der folgenden Abbildung ist der Verlauf des 
Gastransportnetzes des Netzbetreibers Ontras dem Modellverlauf gegenübergestellt (siehe Ab-
bildung 23). 
 
Abbildung 23:  Modelliertes Netz im Vergleich zu verfügbaren öffentlichen Daten  
Quelle: [Ontras, 2015], TUB ER 
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2.3.3.2.2 Modellierte Punkte 
Punkte im Modell bilden Anschlussverhältnisse zu vor- oder nachgelagerten Netzen / Infrastruk-
turen, Anlagen (Kraftwerke, Industrie) oder Netzübergänge ab. Hierbei wird in einem Gasnetz 
grundsätzlich zwischen Ein- und Ausspeisung unterschieden. Ausspeisepunkte können Verknüp-
fungen zwischen Fernleitungsbetreibern und/oder nachgelagerten Verteilnetzen, direkt Ange-
schlossene Verbraucher, Industrie, Kraftwerke abbilden. Einspeisepunkte können Import, LNG-
Terminals, Gasproduktion, Power-to-Gas oder Biogasanlagen abbilden. Bidirektionale Punkte 
können Gasspeicher, Grenzübergangspunkte, Verknüpfungen zwischen Fernleitungsbetreibern 
und Mischanlagen sein. Die Ein- und Ausspeipunkte werden direkt auf die Leitungen platziert. 
Somit wird eine modellierte Anbindung an die Leitungssegmente gewährleistet und die Verbin-
dung sämtlicher Elemente zu Netzen (Topologie) realisiert. Die Lage der Punkte kann auf Grund-
lage öffentlicher Daten und den Angaben der Netzbetreiber nachvollzogen werden. Ergänzt wer-
den diese Informationen durch detaillierte Karten, falls vorhanden. Jedem dieser Punkte werden 
weitere Attribute wie z. B. Name, Gasqualität, Flussrichtung, Punkt-Typ, maximaler Druck und 
Betreiber zugeordnet. Untertägige Gasspeicher werden als Ein- und Ausspeisepunkt im Gasnetz-
modell modelliert, daneben werden ihnen weitere Modellparameter für die Bewirtschaftung zuge-
ordnet. Verdichterstationen zählen zu den komplexeren Bauteilen des Gasnetzmodells. Um diese 
hinreichend gut modellieren und in die Leitungssegmente integrieren zu können, werden diverse 
Informationen benötigt. Hierzu gehören Standort, technische Parameter für die Abbildung der 
Maschinen und die Geometrie der Einbindung. Für genauere Untersuchungen sind Informationen 
über die Fahrwegs-Kombinationsmöglichkeiten erforderlich. Verdichterstationen werden als Lei-
tungssegmente in das Gasnetzmodell eingefügt. In Abbildung 24 ist die Modellierung einer Ver-
dichterstation nebst Einbindung in das Netz dargestellt, wobei die erforderlichen technischen 
Randbedingungen aus dem Netzentwicklungsplan Gas entnommen wurden. 
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Abbildung 24:  Modellierung einer Verdichterstation und Netzeinbindung  
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2.3.3.2.3 Überblick und Netzausbau 
Der aktuelle Stand des Modells umfasst eine Abbildung der Gastransportnetze der EU28 Mit-
gliedsstaaten, siehe Abbildung 25. 
 
Abbildung 25:   Europäisches Gastransportnetzmodell  
Quelle: TUB-ER Stand 2016 
 
Für den Untersuchungsrahmen und die Szenarien wird ein (Teil-)Netzmodell ausgewählt. Das 
(Teil-)Netzmodell umfasst Gastransport- und regionale Leitungen in Deutschland, daran ange-
schlossene untertägige Gasspeicher sowie relevante Anschlusspunkte zu den Nachbarländern 
für den Im- und Export von Gas auf europäischer Ebene. Durch die hohe Granularität des Netz-
modells für Deutschland werden die 16 Fernleitungsnetzbetreiber sowie relevante Leitungen für 
die regionale Verteilung (u. a. GTG Nord, Avacon/-Hochdrucknetz, Open Grid Regional) erfasst.  
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Tabelle 3:  Vergleich des gewählten Gasnetzmodells mit den Angaben aus dem Netzentwick-
lungsplan Gas 
Elemente Ausgewähltes (Teil-)Modell Steckbriefe NEP Gas 
Leitungslänge gesamt ca. 35.000 km ca. 39.000 km 
Ein- / Ausspeisepunkte ca. 4.100 ca. 3.400 
Grenzübergangspunkte ca. 60 ca. 60 
Verdichterstationen ca. 70 ca. 70 
Quelle: [NEP Gas, 2014 - 2016], TUB ER 
 
Für die Entwicklung der Infrastruktur und die zukünftigen Veränderungen wurden sämtliche Pro-
jekte aus den Netzentwicklungsplänen Gas 2014 bis 2016 [NEP Gas, 2014], [NEP Gas, 2015], 
[NEP Gas, 2016] integriert. Dies umfasst neben dem Neubau von Leitungen auch geplante Ver-
dichter- und Mess- und Regelstationen. In den Netzentwicklungsplänen ist kein Rückbau vorge-
sehen. Die Leitungen und Armaturen wurden analog zum Vorgehen des bereits vorhandenen 
Modells modelliert und in den Datenbestand integriert. Die Integration von Verdichterstationen 
erfordert die Auftrennung bereits modellierter Leitungen. In Abbildung 26 ist das für die Untersu-




Methodik und Modelle 
 
Abbildung 26:  Derzeitige Gastransportnetze in Deutschland und Netzausbauprojekte 
Quelle: TUB ER, [NEP Gas, 2014], [NEP Gas, 2015], [NEP Gas, 2016] 
2.3.3.3 Gasaufkommen 
Deutschland spielt aufgrund seiner geographischen Lage eine besondere Rolle für die Gasver-
sorgung in Europa, die wichtigsten Gasleitungen für den Import und die Weiterleitung von Gas in 
die Nachbarländer verlaufen über das Bundesgebiet. Weiterhin befinden sich durch die geogra-
phische Lage und geologisch vorzugswürdige Gegebenheiten erhebliche Kapazitäten an unter-
tägigen Gasspeichern für die Absicherung von Gaslieferungen durch Bevorratung und Speiche-
rung im Untergrund in Deutschland. Hier werden nennenswerte Mengen an Gas auch für die 
Versorgung von Nachbarländern vorgehalten. Für die Modellierung der Gasnetze in Deutschland 
hinsichtlich Import und Export von Gas im europäischen Kontext wurden folgende Annahmen 
getroffen [TUB E&R, 2017], [TUD, 2016]: 
 sinkende Gasnachfrage in Deutschland, stabile oder leicht steigende Nachfrage in den 
europäischen Nachbarländern 
 keine Förderung unkonventioneller Vorkommen von Erdgas in Deutschland 
 Vollständige Integration der L-/H-Gas Versorgung 
 starker Rückgang der Gasförderung in der Nordsee, geringe Gasimporte aus Norwegen 
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 Realisierung des Projekts Nord Stream 2 
 keine Importe aus Tschechien 
 Reversierung der TENP, Import von Gas via Italien 
 Ausbau der Gasspeicher entsprechend NEP 2016 [NEP Gas, 2016] 
2.3.3.3.1 Import 
Unter Berücksichtigung dieser Annahmen nimmt die Bedeutung Deutschlands als wichtiges Land 
für den Transit von Gas weiter zu. Die Transitgasmenge steigt insgesamt von etwa 110 TWhth Hi 
im Jahr 2011 auf etwa 740 TWhth Hi im Jahr 2050 [TUD, 2016]. Die Gasversorgung wird hier vor 
allem aus Russland über die großen Import-Korridore Nord Stream 1&2 und Jamal (Polen) si-
chergestellt. Es wird davon ausgegangen, dass der Import aus Nordsee & Norwegen nicht weg-
fällt, jedoch sehr stark zurückgeht, siehe Abbildung 27. 
 
Abbildung 27:  Projektion der Gasförderung in der Nordsee bis 2050 
Zusätzliche Gasmengen werden durch die Reversierung der TENP erschlossen, welche aus 
Nordafrika oder der Trans-Adria-Pipeline (Aserbaidschan) stammen können. Weiterhin wird von 
einer geringen Exportkapazität in Richtung Dänemark ausgegangen. Insgesamt herrscht ein Ost 
(Import) West (Export) Gefälle vor, wobei nennenswerte Gasmengen über Tschechien im Süd-
osten für die Versorgung in Frankreich abgetauscht werden. Eine Übersicht über den modellierten 
Import und Export von Gas ist in Abbildung 28 dargestellt. 
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Abbildung 28:  Import und Export von Gas im europäischen Kontext 
Quelle: [TUD, 2016], [TUB E&R, 2017] 
2.3.3.3.2 Erneuerbare Gase 
Ein weiterer Beitrag zu dem Aufkommen von Gas ergibt sich durch erneuerbare Gase aus dem 
Stromsystem durch PtG Technologie als auch durch die Produktion von Biogas. Hierbei wurde 
vom Projektpartner DBI ein regionales Biogaspotenzial bereitgestellt, als Jahreswerte je Stadt- 
und Landkreis. Für eine verbesserte Vergleichbarkeit mit dem regionalen Gasverbrauch wurden 
die Daten in eine entsprechende zeitliche Auflösung gebracht und umgerechnet. Die folgende 
Abbildung 29 stellt das regionale Biogaspotenzial je Stadt- und Landkreis dar sowie die Differenz 
zwischen Gasverbrauch und Biogaspotenzial. 
 
61 
Methodik und Modelle 
 
Abbildung 29:  Regionale Darstellung der Differenz zwischen Gasverbrauch und Biogaspotenzial 
Quelle: TUB ER, DBI 
 
In der linken Kartendarstellung ist zu erkennen, dass das hohe Aufkommen von Biogas in keinem 
Stadt- oder Landkreis den Gasverbrauch decken kann. Vor allem der Gasbedarf von Ballungs-
räumen und industrieintensiven Regionen wird nicht erreicht. Lediglich ländliche Regionen wie 
z. B. Mecklenburg-Vorpommern mit einem hohen Biogaspotenzial bei vergleichsweise geringem 
Gasverbrauch weisen ein ausgeglichenes Verhältnis auf.	
Das Aufkommen von erneuerbaren Wasserstoff ergibt sich aus der Struktur des zukünftigen Kraft-
werksparks in Deutschland und Europa und den Austauschkapazitäten mit den Nachbarländern. 
Dieser Zusammenhang spiegelt sich in den Modellrechnungen und betrachteten Szenarien der 
Projektpartner wieder. Die Unterschiede bezogen auf den Gasbedarf für die Stromerzeugung und 
das Aufkommen von erneuerbarem Wasserstoff lassen wie folgt verdeutlichen, siehe Tabelle 4. 








Anzahl Verknüpfungen Strom <-> Gas 3 17 30 
Aufkommen H2 [TWhth Hi/a] 4 78 117 
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Im ersten Szenario ist das Aufkommen von erneuerbarem Wasserstoff aus dem Stromsystem 
gering und beschränkt sich auf drei Standorte für eine mögliche Verknüpfung. Im zweiten Szena-
rio mit 100% erneuerbarer Stromerzeugung steigt das Aufkommen deutlich auf ca. 80 TWhel/a 
und ca. 20 Verknüpfungspunkte, vgl. Abbildung 30. Im dritten Szenario steigt das Wasserstoff-
aufkommen noch weiter auf ca. 120 TWhth/a und ca. 30 Verknüpfungspunkte. 
 
Abbildung 30:  Aufkommen von erneuerbarem Wasserstoff aus dem Stromsystem für das 100-%-
EE-Szenario 
Quelle: TUB ER, RWTH 
	
Voraussetzung für eine Integration von Strom- und Gasnetzen ist die Überwindung der räumli-
chen Distanzen zwischen Aufkommen von erneuerbarem Wasserstoff und dessen Einspeisung 
in das Gasnetz. Für eine erfolgreiche Kopplung des Strom- und Gassektors ergibt sich ein Bedarf 
an Netzausbau, damit überschüssiger erneuerbarer Strom in Form von Wasserstoff oder synthe-
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3. Annahmen und Basisdaten  
3.1 Szenarien – Überblick 
Ausgangspunkt der Szenarien ist das Energiekonzept der Bundesregierung aus dem Jahr 2010 
[Bundesregierung, 2010] unter Berücksichtigung der im Jahr 2013 im Rahmen der Koalitionsver-
einbarungen getroffenen Vereinbarungen. Eine Auswahl der wichtigsten Zielsetzungen und ge-
setzten Annahmen findet sich in Tabelle 5. So ist es erklärtes Ziel der Bundesregierung, die CO2-
Emissionen bis 2020 um 40 % und um mindestens 80 % bis 95 % bis zum Jahr 2050 zu reduzie-
ren. Ebenfalls wird angenommen, dass der geplante Kernenergieausstieg entsprechend dem vor-
gegebenen Zeitplan bis zum Jahr 2022 vollzogen wird. 
Tabelle 5:  Ausgewählte Zielsetzungen für die Szenariengenerierung 
 2014 2020 2030 2040 2050 
Treibhausgasemissionen 
(geg. 1990) 
-27 % -40 % -55 % -70 % -80 bis 
-95 % 
Reduktion des Primärener-
gieverbrauchs (geg. 2008) 
-8,7 %  50 % 
Bruttostromverbrauch 
(geg. 2008) 
-4,6 % -10 %  -25 % 
Anteil Erneuerbarer am 
Bruttostromverbrauch 
27,4 % 35 % 50 % 65 % 80 % 
Anteil Erneuerbarer am 
Bruttoendenergiever-
brauch 
13,5 % 18 % 30 % 45 % 60 % 
Primärenergiebedarf Ge-
bäude 
-14,8 %  -80 % 
Anzahl der Elektrofahr-
zeuge 
 1 Mio. 6 Mio.  12 Mio. 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016, [BMWi, 2015] 
Des Weiteren wird angenommen, dass der Bruttostromverbrauch bis zum Jahr 2050 um 25 % 
sinken wird. In diesem Zusammenhang ist darauf hinzuweisen, dass diese Reduktion exklusive 
der Stromverbrauchszunahmen durch sogenannte „neue“ Verbraucher (Wärmepumpen, Klima-
anlagen, Elektrofahrzeuge) zu verstehen ist.  
Die Herleitung der zukünftigen Strom- und Gasnachfrage ist im Kontext eines nationalen Ener-
gieszenarios zu sehen, das nicht nur durch die in Tabelle 5 aufgelisteten Energiekonzeptziele, 
sondern auch von einer Vielzahl externer Größen bestimmt wird. Im Nachfolgenden erfolgt eine 
kurze Erläuterung der gesetzten Rahmendaten und -annahmen, die den KonStGas-Szenarien 
zugrunde liegen und die im Rahmen eines öffentlichen Projektworkshops am 30.1.2014 in Berlin 
mit der interessierten Öffentlichkeit diskutiert und festgelegt wurden.  
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3.1.1 Bevölkerungs- und Wirtschaftsentwicklung 
Bei der Bevölkerungsentwicklung wird auf die 12. Koordinierte Bevölkerungsvorausberechnung 
aus dem Jahr 2009 aufgesetzt. Gewählt wird die Variante 1-W2. Die wesentlichen Treiber dieser 
Variante lassen sich nach [Statistisches Bundesamt, 2009] wie folgt charakterisieren: 
Unterstellt wird bis zum Jahr 2020 ein Anstieg des jährlichen Wanderungssaldos (Zuzüge minus 
Fortzüge) um 200.000 Personen, das danach konstant fortgeschrieben wird. 
Angenommen wird eine gegenüber heute steigende Lebenserwartung. Die durchschnittliche Le-
benserwartung liegt im Jahr 2060 für Männer bei 85 Jahren und für Frauen bei 89 Jahren, was 
ein Zuwachs von 7,8 bzw. 6,8 Jahren im Vergleich zur heutigen Lebenserwartung (Zeitraum 
2006/2008) bedeutet. 
Die Geburtenhäufigkeit bleibt bis zum Jahr 2020 auf einem insgesamt niedrigen Niveau und die 
Geburtenziffer bleibt auf dem Niveau von 1,4 Kinder je Frau bei einem gleichzeitigen Anstieg des 
durchschnittlichen Gebäralters um 1,6 Jahre. Ab dem Jahr 2021 werden die Geburtenverhält-
nisse als konstant angenommen. 
Trotz steigender Lebenserwartung nimmt die Zahl der Sterbefälle weiter zu. Die Zahl der Gestor-
benen übersteigt die Zahl der Geborenen immer deutlicher. Das so entstehende Defizit kann auch 
nicht die durch das jährliche Wanderungssaldo kompensiert werden. Dies wiederum führt dazu, 
dass die Bevölkerungszahl weiter abnehmen wird. So wird die Bevölkerungszahl von heute ca. 
82 Millionen Personen bis zum Jahr 2050 auf knapp 74 Millionen Personen (Tabelle 6) sinken. 
Darüber hinaus führt das Altern der heute stark besetzten mittleren Jahrgänge zu einer signifi-
kanten Verschiebung der Altersstruktur. 
Tabelle 6:  Bevölkerungsentwicklung (Mio.) im KonStGas-Projekt 
2015 2020 2030 2040 2050 
81,2 80,4 79,0 76,8 73,6 
Quelle: [Statistisches Bundesamt, 2009], IEK-STE 2016 
Zur Einordnung der angenommenen Bevölkerungsentwicklung finden sich in Abbildung 31 die 
Annahmen anderer seinerzeit aktueller Studien. Demnach gehen alle Projektionen von einer ab-
nehmenden Bevölkerungsentwicklung aus. Die für das KonStGas-Vorhaben liegt an der oberen 
Grenze der ausgewählten Projektionen und ist nahezu identisch, mit der im Rahmen der Ener-
gieszenarien [EWI/gws/Prognos, 2010] gewählten Entwicklung. 
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Abbildung 31:  Bevölkerungsentwicklung verschiedener Energieprojektionen im Vergleich mit 
anderen Studien 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
Das Bruttoinlandsprodukt wird bis zum Jahr 2050 mit einer durchschnittlichen realen Wachstums-
rate von 0,8 % pro Jahr fortgeschrieben. 
3.1.2 Wohnflächennachfrage 
Ausgehend von der angenommenen Bevölkerungsentwicklung, eines sich fortsetzenden steigen-
den spezifischen Wohnflächenverbrauchs, einer Zunahme der Haushalte (z. B. zunehmende An-
zahl von Single-Haushalten) sowie eines zu erwartenden steigenden Remanenzeffekts wurde die 
resultierende Wohnflächennachfrage abgeleitet, die für den Endenergieverbrauch der privaten 
Haushalte ein maßgeblicher Treiber ist. Entsprechend den gesetzten Annahmen steigt die Wohn-
fläche von 3.589 Mio. m2 im Jahr 2011 bis zum Jahr 2050 auf 3.858 Mio. m2 an. Dies entspricht 
einer spezifischen Flächeninanspruchnahme im Jahr 2050 von 52,4 m2/Person (Tabelle 7). 
Tabelle 7:  Wohnflächenentwicklung (Mio. m²), ohne Leerstand 
 2011  2020 2030 2040 2050 
3.589   3.612 3.781 3.869 3.858 
Quelle: eigene Schätzung IEK-STE 2016 
Abbildung 32 zeigt die für das KonStGas-Projekt unterstellte Wohnflächenentwicklung im Ver-
gleich mit den vergleichbaren Annahmen anderer Energieverbrauchsprojektionen. Die Abbildung 
verdeutlicht, dass alle ausgewählten Projektionen von einer steigenden Wohnflächennachfrage 
ausgehen trotz sinkender Bevölkerungszahl. Erst ab dem Jahr 2020 bzw. später ist eine Stagna-
tion bzw. Reduzierung festzustellen. D. h. erst ab diesem Zeitpunkt überkompensiert die abneh-
mende Bevölkerung alle anderen wachstumssteigernden Effekte. Ausnahme bildet der im Auftrag 
des Bundeswirtschaftsministeriums durchgeführte und im Jahr 2009 veröffentlichte Energiere-
port, in dem erst ab dem Jahr 2040 ein starker Rückgang der Wohnfläche angenommen wird. 
Legende:  Energieszenarien [EWI/gws/Prognos, 2010]                                               Politikszenarien VI [Hansen et al., 2014] 
   Energiereport 2009 [IER/rwi/ZEW, 2008]                                                    DVGW SysII [Krause et al., 2011] 
   Leitstudie 2011 [DLR/IWES/IfnE, 2012]                                                      WWF 2010 [Öko-Institut/Prognos, 2010] 
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Analog zur Bevölkerungsentwicklung liegt die für das KonStGas-Projekt angenommene Entwick-
lung an der oberen Grenze. 
 
Abbildung 32:  Wohnflächenentwicklungen im Vergleich mit anderen Studien 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016, Legende siehe Abbildung 31 
3.1.3 Personenverkehrsnachfrage 
Für den Verkehrssektor wird davon ausgegangen, dass die Personenverkehrsnachfrage bis zum 
Jahr 2020 nur noch leicht zunimmt und danach trotz abnehmender Bevölkerungszahl stagniert 
(vgl. Tabelle 8). Dies bedeutet, dass davon ausgegangen wird, dass die spezifische Personen-
verkehrsleistung weiter zunehmen wird. 
Tabelle 8:  Personenverkehrsnachfrage in Mrd. Pkm 
2011 2020 2030 2040 2050 
1.117 1.144 1.147 1.147 1.140 
Quelle: eigene Schätzung, IEK-STE 2016 
Abbildung 33 verdeutlicht, dass die für das KonStGas-Projekt unterstellte Entwicklung in etwa 
dem Trend vieler anderer Projektionen folgt. Lediglich zum Ende des Betrachtungszeitraums wird 
nicht von einer abnehmenden Verkehrsleistung ausgegangen. Die Projektion des Politikszena-
rien VI-Vorhabens weicht deutlich von den Vorhersagen der anderen Studien ab. Diese Projektion 
scheint auch von einem anderen Startwert auszugehen, wie die unterschiedlichen Werte für das 
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Abbildung 33:  Personenverkehrsnachfrage im Vergleich mit anderen Studien 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016, Legende siehe Abbildung 31 
3.1.4 Güterverkehrsnachfrage 
Im Gegensatz zur Entwicklung der Personenverkehrsnachfrage (vgl. Tabelle 8) wird angenom-
men, dass die Güterverkehrsleistung deutlich zunimmt (Tabelle 9). Gegenüber 2011 (654 Mrd. 
tkm) steigt die Güterverkehrsnachfrage bis zum Jahr 2050 um über ein Drittel auf 895 Mrd. tkm. 
Die Güterverkehrsnachfrage wurde in Korrelation mit dem erwarteten Bruttoproduktionswert so-
wie der Bevölkerungsentwicklung ökonometrisch ermittelt. 
Tabelle 9:  Güterverkehrsleistung in Mrd. tkm 
2011 2020 2030 2040 2050 
654 712 764 820 895 
Quelle: eigene Schätzung IEK-STE 2016 
Abbildung 34 zeigt die angenommene Entwicklung im Vergleich mit den Projektionen anderer 
Studien. Mit Ausnahme der Politikszenarien-Projektionen gehen alle anderen Studien ebenfalls 
von einer zukünftig steigenden Güterverkehrsleistung aus. Wie bereits bei den Personenver-
kehrsleistungen weicht auch hier die Entwicklung der Politikszenarien-Studie stark von den an-
deren Projektionen ab, indem von einem deutlich stärkeren Wachstum ausgegangen wird. Die 
Ursachen hierfür sind unbekannt. Auffällig ist ebenfalls, dass die Güterverkehrsleistung der BMU-
Leitstudie 2011 [BMU-Leistudie, 2011] ab dem Jahr 2030 stagniert bzw. ab 2040 sogar rückläufig 
ist. Es kann nur vermutet werden, dass diese Entwicklung aufgrund von eingeleiteten Maßnah-
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Abbildung 34:  Güterverkehrsnachfrage im Vergleich mit anderen Studien 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016, Legende siehe Abbildung 31 
3.1.5 Energie- und Zertifikatspreise 
Es wurde zwischen den Projektbeteiligten vereinbart, dass die in den nationalen Netzentwick-
lungsplänen ([NEP Strom, 2013], [NEP Strom, 2014]) angenommenen Energiepreisentwicklun-
gen als Orientierungshilfe zugrunde gelegt werden sollen, da es sich hierbei um konsultierte Da-
ten handelt und über den dort festgelegten Szenariorahmen bei allen beteiligten Akteuren ein 
weitgehender Konsens besteht. Da in den Netzentwicklungsplänen nur ein Zeitraum von 20 Jah-
ren abgedeckt wird (bis 2034), besteht die Notwendigkeit einer Fortschreibung über diesen Zeit-
raum hinaus. Für diesen Zeitraum werden die Preisprojektionen der Energieszenarien der Bun-
desregierung [EWI/gws/Prognos, 2010] herangezogen, die das wesentliche Fundament für das 
Energiekonzept darstellen. Analog wurde die Entwicklung der CO2-Zertifikatspreise abgeleitet. 
Tabelle 10 enthält die Preisprojektionen, die in dem KonStGas-Projekt verwendet werden.  
Tabelle 10:  Energie- und Zertifikatspreisannahmen im KonStGas-Projekt 
 
Preisbasis: 2011, real         1) Grenzübergangspreise            2) Wert für 2011 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
Im Nachfolgenden werden die angenommenen Preisentwicklungen im Einzelnen diskutiert und 
im Vergleich mit den Annahmen anderer Studien bewertet. 
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3.1.5.1 Rohöl 
Bis zum Jahr 2030 ist der für das KonStGas-Projekt angenommene Verlauf identisch mit dem 
des Netzentwicklungsplans 2013 [NEP Strom, 2013]. Die jährliche Steigerungsrate beträgt etwa 
0,7 %. Für den Zeitraum nach 2030 wird von einer weiteren Steigerung ausgegangen. Die Stei-
gerungsrate, die aus dem Energieszenarien Projekt übernommen wurde, liegt mit 1,7 % deutlich 
höher. Zum Vergleich enthält Abbildung 35 die Ölpreiseprojektionen anderer Studien. Die ange-
nommene Entwicklung entspricht in etwa dem Verlauf mittlerer Preise der Leitstudie. Wie die 
Abbildung verdeutlicht ist insbesondere die Bandbreite der für 2050 unterstellten Ölpreise erheb-
lich. Die angenommene Ölpreisentwicklung im WWF-Szenario geht von allen Studien von der 
stärksten Ölpreisentwicklung aus, während der Energiereport des BMWi die Entwicklung mit den 
niedrigsten Preisen unterstellt. 
 
Abbildung 35:  Rohölpreisentwicklung im Vergleich mit anderen Studien 
Legende:  
IHS2013 [IHS, 2014] 
Alle anderen Zitate: Siehe Legende Abbildung 31 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
3.1.5.2 Erdgas 
Entsprechend der in den Netzentwicklungsplänen vorgegebenen Preisentwicklung wird bis zum 
Jahr 2030 von einer stagnierenden Entwicklung ausgegangen. In Anlehnung an die Energiesze-
narien der Bundesregierung wird ab dem Jahr 2030 bis zum Jahr 2050 von einer Steigerungsrate 
von knapp 1 % ausgegangen. Ein Vergleich mit anderen Szenarien zeigt, dass die angenom-
mene Entwicklung einen moderateren Trend beschreibt. Wie aus Abbildung 36 deutlich wird, ge-
hen die etwas älteren Projektionen von deutlich höheren Erdgaspreisen aus, während in aktuellen 
Szenarien eher moderatere bzw. stagnierende Preisentwicklungen angenommen werden. Es 
kann vermutet werden, dass die aktuelleren Projektionen eine erhöhte Gasförderung von unkon-
ventionellem Gas berücksichtigen, die sich in Form moderaterer Preisanstiege auswirkt. Für den 
Zeitraum nach 2030 wird davon ausgegangen, dass der Boom der unkonventionellen Gasförde-
rung abnimmt, was wiederum zu höheren Preissteigerungsraten führt. Ähnlich wie bei den Erdöl-
preisprojektionen ist die Bandbreite der ausgewerteten Studien erheblich und verdeutlicht die 
hohe Sensitivität von Energiepreisen. Die im KonStGas-Projekt angenommene Erdgaspreisent-
wicklung entspricht der mittleren Preisvariante der Leitstudie.  
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Abbildung 36:  Erdgaspreisentwicklung im Vergleich mit anderen Studien 
Legende: 
IHS2013 [IHS, 2014] 
Alle anderen Zitate: Siehe Legende Abbildung 31 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
3.1.5.3 Steinkohle 
Den Netzentwicklungsplänen folgend, wird bis zum Jahr 2030 von nahezu stagnierenden Preisen 
ausgegangen. In Anlehnung an die Energieszenarien der Bundesregierung wird eine jährliche 
mittlere Steigerungsrate von etwa 1,4 % angenommen. Verglichen mit anderen Projektionen (Ab-
bildung 37) ist die angenommene Entwicklung eher als moderat einzustufen. Ähnlich wie bei der 
Entwicklung des Erdgaspreises ist auch hier festzustellen, dass die Preisprojektionen der Ver-
gleichsstudien ebenfalls von einer moderaten Preisentwicklung ausgehen, während ältere Stu-
dien ein stärkeres Wachstum unterstellen. Eine große Bandbreite sowie sehr hohe Steinkohle-
preise weist die Leitstudie 2011 [DLR/IWES/IfnE, 2012] auf. Die deutlich höheren Werte sind 
darauf zurückzuführen, da externe Kosten mit eingerechnet wurden. Ein Vergleich mit allen an-
deren Projektionen ist somit nur bedingt möglich. 
 
Abbildung 37:  Steinkohlepreisentwicklung im Vergleich mit anderen Studien 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
Legende: 
IHS2013 [IHS, 2014] 
Alle anderen Zitate: Siehe Legende Abbildung 31 
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3.1.5.4 Braunkohle 
Während bei den zuvor diskutierten Preisprojektionen für den Zeitraum bis 2033 die NEP-Preis-
entwicklungen zugrunde gelegt werden, wird hiervon bei der Ermittlung des Braunkohlepreises 
abgewichen. Eine Analyse zeigt, dass die in den Netzentwicklungsplänen im Vergleich mit den 
Annahmen anderer Studien deutlich niedriger liegen (vgl. Abbildung 38). Da die für den Kraft-
werkseinsatz eingesetzte Braunkohle im Gegensatz zu den Energieträgern Öl, Gas und Stein-
kohle nicht gehandelt wird, gestaltet sich eine Kostenprojektion sehr schwierig, da die hierfür 
notwendige Informationsbasis nur unternehmensintern vorhanden und öffentlich nicht zugänglich 
ist. Weiterhin stellt sich die Frage, wie sich die in den verschiedenen Projektionen verwendeten 
Braunkohlekosten zusammensetzen; d. h. ob Kapitalkosten eingerechnet werden und welche va-
riablen Kosten angenommen werden. Eine Differenzierung findet sich in keiner Studie aus den 
oben genannten Gründen. Ein weiteres Problem ist die Fortschreibung der Braunkohlekosten 
über einen längeren Zeitraum. In vielen Projektionen wird eine konstante Fortschreibung der für 
das Anfangsjahr genannten Kosten vorgenommen. Dies erscheint zumindest fragwürdig, da be-
kannt ist, dass der Förderaufwand (z. B. Verhältnis Abraum zu geförderter Kohle) neuer Förder-
gebiete deutlich höher ist. Weiterhin ist auch keine regionale Kostendifferenz zu finden, obwohl 
Braunkohleeigenschaften und Förderaufwand sich regional stark voneinander unterscheiden 
können [Schuster, 2007]. Bei einigen der in Abbildung 37 zitierten Studien handelt es sich teil-
weise um Arbeiten, bei denen Braunkohlekraftwerksbetreiber involviert waren oder von diesen in 
Auftrag gegeben wurden. Vergleicht man die angenommenen Braunkohlekosten dieser Studien 
mit denen anderer Projektionen, ist festzustellen, dass in diesen Studien von deutlich höheren 
Kosten ausgegangen wird. So liegt die in der Studie Referenzkraftwerk Nordrhein-Westfalen an-
genommene Kostenentwicklung fast um den Faktor 3 höher als die in den Nationalen Entwick-
lungsplänen angenommene Entwicklung. Daher wird im Gegensatz zum Netzentwicklungsplan 
von deutlich höheren Braunkohlekosten ausgegangen. Wie auch schon in den vergangenen Jah-
ren ist auch zukünftig mit einer Verschlechterung des Verhältnisses von Abraum zu Kohle aus-
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Abbildung 38:  Braunkohlekostenannahmen in verschiedenen Studien 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
 
3.2 Szenariendefinition 
Im Nachfolgenden erfolgt eine Beschreibung der Systemgrenzen sowie der prinzipiellen Archi-
tektur der KonStGas-Szenarien. Die Aufgabe von IEK-STE bestand darin, die Szenarien für das 
Gesamtprojekt zu konzipieren und mit den Projektpartnern abzustimmen. Abbildung 39 verdeut-
licht die Systemgrenzen und die Komplexität der miteinander verbundenen Elektrizitäts- und Gas-
versorgungssysteme. Ausgangspunkt für die Stromnachfrage sind die endenergieseitigen Ver-
bräuche, die mit Hilfe des Energiesystemmodells IKARUS ermittelt wurden. Die Stromnachfrage 
ist wiederum eine wichtige Ausgangsgröße im Kontext der Residuallastermittlung, die durch den 
Ausbau Erneuerbarer sowie anderer Einflüsse (Demand Side Management, PtH, Import/Export 
Bilanz) geprägt wird. Im Fall, dass die Erzeugung größer als die erforderliche Last ist, wird soge-
nannter Überschussstrom produziert, der prinzipiell für die Erzeugung von Wasserstoff genutzt 
werden kann. Der produzierte Wasserstoff wird wiederum dem Erdgasnetz beigemischt. D. h. im 
Rahmen des KonStGas-Projektes wurde nicht untersucht, ob und inwieweit die Verwendung von 
Wasserstoff für andere Versorgungsaufgaben (z. B. Brennstoffzellenfahrzeuge, Herstellung von 
chemischen Produkten etc.) genutzt werden kann. Vielmehr war das Projekt darauf ausgerichtet, 
die Rolle von PtG im Kontext der Stromversorgung (Erzeugung, Netze) im Wechselspiel mit dem 
Legende:  
Prognos 2011 [Prognos, 2010] 
Referenzkraftwerk NRW [VGB Power Tech et al., 2004] 
NEP2014 [NEP Gas, 2014] 
Rohde Diss. 2004 [Rode, 2004] 
Heinrichs Diss. 2013 [Heinrichs, 2013] 
Alle anderen Zitate: Siehe Legende Abbildung 31 
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Gasversorgungssystem (Import, Netze) zu untersuchen. Abbildung 39 enthält auch eine prinzipi-
elle Darstellung des Gasversorgungssystems. Ausgangspunkt ist auch die verbraucherseitige 
Gasnachfrage, die durch die Endverbrauchersektoren sowie die Stromerzeugung bestimmt wird. 
Die Nachfrage wiederum wird durch Erdgasimporte, heimische Förderung von Erdgas sowie die 
Beimischung von Biomethan gedeckt. Nicht zu vernachlässigen ist auch die Gasimport- und -
exportbilanz und damit die Rolle Deutschlands als Gastransitland. 
Die prinzipielle Szenarienarchitektur ist in Abbildung 40 dargestellt. Ausgangspunkt ist das Ener-
giekonzept der Bundesregierung mit den entsprechenden Zielsetzungen (vgl. Tabelle 5) sowie 
eingeleiteten politischen Maßnahmen. Auf dieser Basis werden die Strom- und Gasnachfragen 
mit Hilfe des Energiesystemmodells IKARUS berechnet. Für die Deckung dieser Nachfragen wer-
den zwei Szenarienstränge definiert. Diese unterscheiden sich dadurch, dass im ersten Szena-
riostrang davon ausgegangen wird, dass die PtG-Technik nicht zur Verfügung steht, während 
dies im zweiten Szenariostrang der Fall ist. Es ist wichtig darauf hinzuweisen, dass in beiden 
Szenarien die Nachfragen sowie die resultierende Residuallast identisch sind. D. h. die Szenarien 
unterscheiden sich lediglich dadurch, wie die Residuallast gedeckt werden kann. 
 
Abbildung 39:  Systemgrenzen 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
 
74 
Annahmen und Basisdaten 
 
Abbildung 40: Prinzipielle Szenarienarchitektur für das Stromversorgungssystem 
Quelle: eigene Darstellung IEK-STE 2016 
Eine wesentliche Eingangsgröße im KonStGas-Projekt ist der Anteil der Erneuerbaren am Brut-
tostromverbrauch. Im Basisszenario wird in Anlehnung an den Zielen der Bundesregierung für 
das Jahr 2050 ein Anteil von 80 % am Bruttostromverbrauch festgelegt. Im Rahmen einer Sensi-
tivitätsanalyse wurde darüber hinaus auch ein Szenario mit einem Anteil von 100 % Erneuerbaren 
an der Stromerzeugung analysiert.6  
Infobox: Anteil Erneuerbarer Energien an der Bruttostromerzeugung 
Im Energiekonzept der Bundesregierung wird der Anteil Erneuerbarer auf den Bruttostrom-
verbrauch bezogen. Allerdings ist bei der Angabe von Anteilen Vorsicht geboten, da die De-
finition der gewählten Bezugsgrößen eine große Rolle spielt. In aller Regel wird der Anteil 
erneuerbarer Stromerzeugung abzüglich der Abregelung auf den Bruttostromverbrauch be-
zogen. Beim PtG-Konzept wird von zukünftigen Überschussstrommengen ausgegangen, die 
in Wasserstoff umgewandelt und anschließend wieder rückverstromt werden. Diese Um-
wandlungen sind mit Verlusten behaftet. Geht man davon aus, dass der gesamte Bruttostrom-
verbrauch zu 100 % mit Erneuerbaren erzeugt werden soll, ist die real benötigte erneuerbare 
Stromerzeugungsmenge deutlich höher (siehe nachstehende Abbildung). 
                                                
 
6  Für das 100 %-Sensitivitätsszenario wurde keine Gesamtsystembetrachtung durchgeführt, die alle Sek-
toren umfasst. Demzufolge wurden auch keine neuen Strom- und Gasnachfragen berechnet. Als Grund 
ist anzuführen, dass bei einer derart stringenten Vorgabe (Stromsektor mit fast Nullemissionen) auch 
restriktivere Strategien für die anderen Sektoren hätten vorgegeben werden müssen, die weit über das 
Energiekonzept hinausreichen. Dies war aber nicht Gegenstand des Auftrages. 
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3.2.1 Strom- und Gasnachfrage 
Die Strom- und Gasnachfragen, die im Basisszenario berechnet wurden, sind wichtige Eingangs-
größen für die im Rahmen des KonStGas-Projektes eingesetzten Modelle, mit denen die Rolle 
von PtGA im Detail analysiert wurde. Im Folgenden werden daher die berechneten Strom- und 
Gasnachfragen diskutiert und bewertet. Da der Fokus des Gesamtprojekts auf dem Jahr 2050 
liegt, werden die Nachfragen für dieses Jahr vertiefend betrachtet. In diesem Rahmen erfolgt 
auch ein Vergleich mit Strom- und Gasnachfragen anderer aktueller Studien. Die Vergleichsana-
lysen wurden gemeinsam mit dem Lehrstuhl für Energiesysteme und Energiewirtschaft der 
Ruhruniversität Bochum durchgeführt, die ein Verbundprojektpartner im Rahmen des KonStGas-
Projektes waren. 
3.2.2 Gasnachfrage 
Abbildung 41 zeigt die historische Entwicklung der endenergieseitigen Gasnachfrage in Deutsch-
land bis zum Jahr 2014 sowie die für das Jahr 2050 berechnete Gasnachfrage. Es ist zu erken-
nen, dass die Gasnachfrage bis zum Jahr 2000 bedingt durch die Wiedervereinigung signifikant 
angestiegen ist und danach nahezu stagniert. Der Anstieg fand in Wesentlichem in den Sektoren 
Haushalte und Kleinverbrauch statt, indem Heizungssysteme in den neuen Bundesländern auf 
Erdgas umgestellt wurden. Etwa 75 % des im Jahr 2014 verbrauchten Erdgases wird in den En-
denergiesektoren eingesetzt, während 21,6 % im Umwandlungssektor (Kraftwerke, Kraft-Wärme-
Kopplung-Anlagen (KWK), Heizwerke) verbraucht werden7 Die endenergieseitige Nachfrage 
                                                
 
7  Der Rest entfällt auf Leitungsverluste und den nicht-energetischen Verbrauch. 
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spielt somit eine große Rolle. Bezogen auf den endenergieseitigen Verbrauch liegen die Anteile 
für die Sektoren Haushalte und Industrie bei jeweils 39,9 % während der Anteil des Sektors GHD 
knapp 20 % beträgt. Der Gasverbrauch für Mobilitätszwecke (Sektor Verkehr) beträgt derzeit ca. 
0,4 % und ist somit fast vernachlässigbar. 
Wie oben ausgeführt, ist die Einhaltung des CO2-Ziels nur durch das Ergreifen von Energieeffi-
zienzmaßnahmen sowie den forcierten Einsatz erneuerbarer Energien zu erreichen. Dies wirkt 
sich massiv auf die endenergieseitige Nachfrage aus, die im Jahr 2050 gegenüber heute (2014) 
um etwa 45 % abnimmt. Die prozentual stärksten Rückgänge finden dabei in den Sektoren Haus-
halte (-55,7 %) und GHD (-79 %) statt, die im Wesentlichen auf Wärmedämmmaßnahmen (kli-
maneutraler Gebäudebestand) zurückzuführen sind. Aber auch im Industriesektor reduziert sich 
der Erdgasverbrauch - trotz einer steigenden Bruttowertschöpfung - um ca. 21 %. Lediglich im 
Mobilitätsbereich ist ein Anstieg der Nachfrage festzustellen, der durch den forcierten Einsatz von 
Erdgasfahrzeugen getrieben ist. 
 
 
*) vorläufiger Wert 
Abbildung 41:  Endenergieseitige Erdgasnachfrage 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016, [AGEB, 2015] 
Die Gasnachfrage der Kraftwerke im Umwandlungssektor wurde jeweils in den betrachteten Sze-
narien ermittelt (siehe Abschnitte 4.5 und 4.8 für das 80-%-EE-Szenario, 5.4 für das 100-%-EE-
Szenario). 
3.2.3 Stromnachfrage 
Nach Angaben der Arbeitsgemeinschaft Energiebilanz belief sich der Nettostromverbrauch im 
Jahr 2014 auf ca. 509 TWhel. Der Stromanteil am gesamten Endenergieverbrauch betrug 21,2 %. 
Die sektoralen Anteile am Nettostromverbrauch betrugen 44,1 % (Industrie), 28,2 % (GHD), 
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25,4 % (Private Haushalte) sowie 2,3 % (Verkehr). Gegenüber dem Jahr 2014 nimmt die Strom-
nachfrage bis zum Jahr 2050 um 10 % ab, bedingt durch Stromeinsparmaßnahmen, die in allen 
Sektoren stattfinden. Die größten Reduktionsraten weisen die Sektoren Industrie und GHD auf 
mit Werten von 19 % bzw. 37 % auf. Demgegenüber fällt die Reduktion im Haushaltssektor mit 
ungefähr 10 % deutlich geringer aus. Hinzuweisen ist auf den Verkehrssektor, dessen Stromver-
brauch von heute 12 TWhel auf 59 TWhel im Jahr 2050 ansteigt. Verantwortlich hierfür ist die 
Annahme, dass ca. 12 Mio. Elektrofahrzeuge im Jahr 2050 betrieben werden.  
Tabelle 11:  Stromverbrauch im Jahr 2050 für "neue" Anwendungen 
„Neue“ Verbraucher Verbrauch im Jahr 2050 
Elektromobilität 39,9 TWhel 
Wärmepumpe 14,4 TWhel 
Klimatisierung 10,0 TWhel 
Summe 64,3 TWhel 
Quelle:  WI, IWES (IEK-STE 2016) 
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Infobox: Bezugsgröße Bruttostromverbrauch und Bilanzierung von Elektrolyseanlagen
Die von der Bundesregierung anvisierte Stromeinsparung von 10 % bis zum Jahr 2020 bzw. 25 % bis 
zum Jahr 2050 wird auf den Bruttostromverbrauch (Basisjahr 2008) bezogen. Allerdings ist die Defini-
tion des Bruttostromverbrauchs nicht einheitlich. So definiert die Bundesregierung8 in ihrem Glossar 
den Bruttostromverbrauch als „die national produzierte Gesamtstrommenge, die aus allen Quellen (…) 
erzeugt wurde, zuzüglich Einfuhren und abzüglich Ausfuhren.“ Demgegenüber definiert das BMWi in 
der Energiedatenausgabe [BMWi, 2016] , dass der Bruttostromverbrauch identisch mit der Bruttostrom-
erzeugung ist. Die hierfür vom Bundesverband der Energie- und Wasserwirtschaft e.V. (BDEW) und 
der Arbeitsgemeinschaft Energiebilanzen (AGEB) verwendete Definition ist von der Begrifflichkeit prä-
ziser, indem dieser Verbrauch als „Brutto-Inlandserzeugung“ bezeichnet wird. Der Vergleich der unter-
schiedlichen Definitionen sei am Beispiel des Jahres 2014 verdeutlicht: Nach der Definition der Bun-
desregierung belief sich der Bruttostromverbrauch auf 593,3 TWhel, während er nach Definition des 
BMWi ca. 628 TWhel betrug. Die Definition des BMWi erscheint klarer, da sie die gesamte Stromerzeu-
gung erfasst, die für alle Anwendungen notwendig ist. Diese sind die endverbrauchsseitige Stromnach-
frage, die Stromnachfrage im Umwandlungsbereich, Leitungsverluste, Pumpspeicherinput sowie 
Stromexporte. Hingegen vermischt die Bruttostromverbrauchsdefinition der Bundesregierung die 
Stromerzeugung mit der saldierten Import- und Exportbilanz. Dies erscheint von der Definition her we-
nig geeignet, da letztere als Verbrauchsgrößen zu verstehen sind. Im 4. Monitoringbericht zur Energie-
wende [BMWi, 2015] wird für die Zielsetzung die BMWi-Definition verwendet. Dies bedeutet aber auch, 
eine Abnahme der Exportstrommenge einen abnehmenden Bruttostromverbrauch bedeuten und somit 
zum Erreichen der Zielsetzung beitragen würde. Jedoch muss eine Abnahme der Exportstrommenge 
nicht zwingend mit Einsparmaßnahmen verbunden sein. Vielmehr können ganz andere Gründe (z. B. 
Änderung des EU-weiten Strommarktpreisgefüges) eine Rolle spielen, die schwerlich als Einsparung 
zu interpretieren sind. 
Sollte das PtG-Konzept zukünftig an Bedeutung gewinnen, ist dies mit dem signifikanten Zubau von 
Elektrolyseanlagen verbunden. Unklar ist derzeit, wie diese in den Bilanzen zu berücksichtigen sind. 
Geht man davon aus, dass der erzeugte Wasserstoff immer komplett für eine Rückverstromung einge-
setzt würde, müssten in Anlehnung an die detaillierte Energiebilanz der Arbeitsgemeinschaft, die Elekt-
rolyseanlagen so erfasst werden, wie heute Pumpspeicherkraftwerke verbucht werden. Danach würde 
der Stromeinsatz für Elektrolyse als Umwandlungseinsatz erfasst. Geht man jedoch davon aus, dass 
der erzeugte Wasserstoff auch für andere Anwendungen eingesetzt wird, müsste er nach der detail-
lierten Energiebilanz unter den Rubriken „Energieverbrauch im Umwandlungsbereich“, „Umwandlungs-
einsatz“ (für die Rückverstromung) sowie „Umwandlungsausstoß“ (Wasserstoff) erfasst werden. 
Nach der BMWi-Definition (Bruttostromerzeugung = Bruttostromverbrauch) würde bei vollständiger 
Rückverstromung die erneuerbare Stromerzeugung (als Strominput für Elektrolyse) sowie die Erzeu-
gung bei der Rückverstromung mitgezählt. 
Im Rahmen des Projekts wurde die Zielsetzung vereinfacht auf den Nettostromverbrauch zuzüglich 
Netzverluste bezogen. Eine prinzipielle Schwierigkeit stellte sich insofern ein, als durch die Einhaltung 
des Zielekanons der Bundesregierung ein zukünftiger zusätzlicher Stromverbrauch für „neue“ Anwen-
dungen (z. B. Elektromobilität, Wärmepumpen, Gebäudeklimatisierung) notwendig ist. Diese „neuen“ 
Anwendungen wurden im Rahmen des Projektes nicht in die Zielsetzung miteinbezogen, da sie zum 
Gelingen der Energiewende beitragen. Das Vorgehen zeigt, dass die derzeitige Definition sehr unprä-
zise ist und eine eindeutige und zweckmäßigere Definition angebracht und wünschenswert wäre. 
 
                                                
 
8  Siehe https://www.bundesregierung.de/Content/DE/StatischeSeiten/Breg/FAQ/faq-energie.html 
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*vorläufiger Wert 
Abbildung 42:  Nettostromverbrauch 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016, [AGEB, 2015] 
Vergleicht man die errechneten Werte für 2050 mit dem Wert des Jahres 2008, welches das 
Basisjahr für die von der Bundesregierung gesetzte Zielsetzung (vgl. Tabelle 5) ist, beträgt die 
Reduktion des Stromverbrauchs 12,5 %. Sie fällt damit deutlich geringer aus als die gesetzte 
Zielsetzung von 25 %. Ursache hierfür ist, dass der Stromverbrauch durch sogenannte „neue“ 
Verbraucher (Wärmepumpe, Klimatisierung, Elektromobilität) in Summe um 64,3 TWhel steigt und 
die Zielsetzung9 somit zum Teil kompensiert wird.  
Die Einordnung des vom Modell berechneten Strombedarfs wird auf der Basis des endenergie-
seitigen Stromverbrauchs (Nettostromverbrauch) vorgenommen. Abbildung 43 zeigt den für das 
Jahr 2050 berechneten Stromverbrauch im Vergleich mit anderen Studien. So geht die BMU-
Leitstudie vom stärksten Rückgang aus, der - bezogen auf den Verbrauch von 2014 - 28,7 % be-
trägt. Die prozentualen Gesamteinsparungen liegen hier in einer Bandbreite von 7,3 bis 17 % 
(zum Vergleich: KonStGas 11,4 %) und damit deutlich niedriger. Von der BMU-Leitstudie wird 
das größte Einsparpotenzial (-53 %) im Industriesektor gesehen. Hiervon weichen die für die In-
dustrie ausgewiesenen Stromverbräuche der anderen Studien sowie die im KonStGas-Projekt 
ermittelte Stromnachfrage deutlich ab. Auch die Einsparungen in den anderen Sektoren (GHD, 
Haushalte) sind sehr unterschiedlich, allerdings nicht in einer solchen Ausprägung. Beinahe alle 
Studien gehen von einem Ausbau der Elektromobilität und damit von einer deutlichen Zunahme 
des mobilitätsbedingten Stromverbrauchs aus. Die Zunahme fällt im BMU Klimaschutzszenario 
[Öko-Institut/FhG-ISI, 2014] mit einem Strombedarf von 83 TWhel (zum Vergleich: KonStGas 59 
TWhel) am stärksten aus. 
                                                
 
9  Strenggenommen bezieht sich die Zielsetzung auf den Bruttostromverbrauch. 
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*vorläufiger Wert 
Abbildung 43:  Nettostromverbrauch im Vergleich 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016, [AGEB, 2015] 
3.2.4 Regionalisierte Stromnachfrage 
Bei der Modellierung von Verbrauchern wird nach Haushalts- und Gewerbekunden, Industriekun-
den und Landwirtschaftskunden unterschieden. Um die Last dieser Verbraucher auf die Hoch-
spannungsnetzknoten zu allokieren, wird auf Daten des statistischen Bundesamtes zurückgegrif-
fen (Destatis 2016). Dort werden Einwohnerzahlen (EW) und die Bruttowertschöpfung (BWS) je 
Branche aufgeschlüsselt nach deutschen Landkreisen und kreisfreien Städten veröffentlicht. 
Diese Daten werden als relative Verteilungsschlüssel für Haushalts- und Gewerbelasten (Index 
) sowie für Industrie- (Index ) und Landwirtschaftslasten (Index ) verwendet. Mit der Maxi-
mallast von Haushalten und Gewerbeeinrichtungen	 , , von Industriekunden ,  und 
Landwirtschaftskunden ,  lässt sich eine Zuordnung der Lastzusammensetzung je Landkreis 
und kreisfreier Stadt ,  ableiten. Die Lastzusammensetzung je Landkreis und kreisfreier Stadt 
 ist nach Haushalts- und Gewerbelasten ,  , in Industrielasten ,  und Landwirtschaftslasten 
Legende:  
Energieszenarien: [EWI/gws/Prognos, 2010], Reduktionsszenario: Variante IIA 
BWMi Energiereferenzprognose 2014: [EWI et al., 2014], Reduktionszenario: Zielszenario 
BMU Klimaschutzszenario 2050: [Öko-Institut & FhG-ISI, 2014], Reduktionsszenario: Klimaschutzszenario 80 
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,  aufgeschlüsselt. Die Berechnung erfolgt für alle  Landkreise und kreisfreien Städte und ist 
in folgender Formel dargestellt. 








∙ ,  
In städtischen Gebieten weist die Verteilung der Lasten starke Unterschiede auf. Die Bevölke-
rungsdichte und damit die Lastdichte sind in innerstädtischen Bereichen größer als am Stadtrand. 
Des Weiteren ist davon auszugehen, dass kaum Industriekunden im Innenstadtbereich existie-
ren. Aus diesen Gründen ist ein feinerer Modellierungsgrad bezogen auf die deutschen PLZ-
Gebiete in allen kreisfreien Städten anzustreben. 
 
Abbildung 44:  Inner- und außerstädtische Bereiche 
Über die Koordinaten der PLZ-Gebiete einer kreisfreien Stadt wird zunächst der Stadtmittelpunkt 
heuristisch bestimmt. Anschließend werden die Abstände jedes PLZ-Zentrums der kreisfreien 
Stadt zum Stadtmittelpunkt berechnet und alle PLZ-Gebiete über dem mittleren Abstand als au-
ßerstädtisch angenommen. Das Vorgehen ist in Abbildung 44 visualisiert. Mit der Unterteilung 
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Abbildung 45:  Voronoi-Zerlegung der Hochspannungsnetzknoten 
Um die Last und Einspeisung je PLZ-Gebiet einzelnen Hochspannungsnetzknoten zuordnen zu 
können, muss zunächst die versorgte Fläche eines Hochspannungsnetzknotens abgeschätzt 
werden. Dazu wird eine Voronoi-Zerlegung genutzt. Ein Voronoi-Diagramm lässt sich aus einer 
vorgegebenen Menge an Mittelpunkten in einem Raum berechnen und beschreibt Gebiete kleins-
ten Abstandes zu ihren jeweiligen Mittelpunkten. Zu allen Punkten innerhalb eines Gebietes exis-
tiert kein näherer Mittelpunkt als der eigene. Auf den Kanten des Voronoi-Diagramms ist die Ent-
fernung zu je zwei und auf den Ecken zu je drei Mittelpunkten gleich weit. Wendet man die Me-
thode der Voronoi-Zerlegung auf Hochspannungsnetzknoten an, erhält man Polygonzüge und 
Koordinaten der Eckpunkte der von den Hochspannungsnetzknoten versorgten Fläche, siehe 
Abbildung 45. Durch eine Überlagerung der Polygonzüge von PLZ-Gebieten und der von Hoch-
spannungsnetzknoten versorgten Fläche lässt sich eine prozentuale Aufteilung der in einem PLZ-
Gebiet existierenden Verbraucher auf Hochspannungsnetzknoten ermitteln. Dafür werden 
Schnittpunkte  der Polygonzüge von Hochspannungsnetzknoten (Index ) und PLZ-Gebieten 
(Index ) ermittelt und im Anschluss die Fläche des Schnittpolygons  berechnet, wenn Schnitt-
punkte  gefunden sind. Die Berechnung der Fläche erfolgt unter Vernachlässigung der Erdkrüm-
mung gemäß der Gaußschen Trapezformel. Die Schnittpunkte  des Schnittpolygons  sind als 




∙ , , ∙ , ,  
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Mit der Formel lässt sich analog die Gesamtfläche  des PLZ-Gebietes berechnen und im An-
schluss für jeden Hochspannungsknoten  eine relative Zuordnung der Verbraucherlast und de-
zentralen Einspeisung je PLZ-Gebiet auf Verbraucherlast und dezentrale Einspeisung je Hoch-
spannungsknoten gemäß der folgenden Formel beispielhaft für Haushaltslast ,  berechnen: 
,
, ∙ ,  
Diese Formel wird analog für alle Verbrauchertypen und Typen dezentraler Erzeugungsanlagen 
berechnet. Es ergibt sich schließlich eine Lastverteilung pro Netzknoten, die in der  
Abbildung 46 dargestellt ist. 
 
Abbildung 46:  Resultierende Lastverteilung pro Netzknoten für Deutschland 
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3.2.5 Regionalisierte Gasnachfrage und Biogaseinspeisung  
Die Regionalisierung der Gasnach-
frage erfolgt ausgehend von der 
deutschlandweiten Gasnachfrage 
(siehe Abschnitt 3.2) mit der im Ab-
schnitt 2.3.2 dargestellten Metho-
dik. Der Rückgang der Gasnach-
frage um durchschnittlich ca. 45 % 
wirkt sich aufgrund der unterschied-
lichen Entwicklungen in den Sekto-
ren Haushalte, GHD und Industrie 
auch unterschiedlich auf die Gas-
verteilnetze aus, je nach Bevölke-
rungsdichte und vorherrschender 
Abnehmerstruktur (v. a. Industrie-
anteil).  
In Abbildung 47 ist die Verteilung 
der Gasnachfrage auf Verteilnetz-
ebene im Jahr 2050 dargestellt. Ge-
biete mit hoher Gasnachfrage und 
damit auch hohen Kapazitäten für 
die Aufnahme erneuerbarer Gase 
befinden sich vor allem in West- 
und Mitteldeutschland sowie allge-
mein in eher städtisch geprägten 
Gebieten.  
Bei der Ermittlung der resultieren-
den Gasnachfrage wird auch die 
prognostizierte Biogaseinspeisung 
berücksichtigt. Das Potenzial der Bi-
ogaseinspeisung im Jahr 2050 vari-
iert stark in der Literatur. Im Rah-
men dieses Projektes wurde die Annahme getroffen, dass 3,22 Mrd. Nm³ CH4 im Jahr 2050 in 
das öffentliche Erdgasnetz eingespeist werden. Dies ist im Vergleich zum aktuellen Stand (2015 
ca. 0,8 Mrd. Nm³ CH4/a, [dena, 2015]) eine Vervierfachung, liegt jedoch deutlich unter den ur-
sprünglichen politischen Vorgaben der Gasnetzzugangsverordnung (GasNZV) [GasNZV, 
2013].Dass dieses Potenzial nachhaltig und wirtschaftlich erzielbar ist, wird u. a. in der „Potenzi-
alstudie zur nachhaltigen Erzeugung und Einspeisung gasförmiger, regenerativer Energieträger 
in Deutschland (Biogasatlas)“ [Erler et al., 2013] gezeigt. Gleichzeitig entspricht die angenom-
mene Einspeisemenge den Prognosen der European Gas Association für das Jahr 2030 [Euro-
pean Biogas Association, 2014].  
Für den Anlagenbetrieb wird eine Bandbreite von 5.500 h/a [BMU-Leitstudie, 2012] bis 8.000 h/a 
[Gottwald, 2010] angegeben. Aktuell weisen die Anlagen Volllaststunden von durchschnittlich 
etwa 7.000 h/a auf [dena, 2015]. Unter der Voraussetzung, dass sich die Anlagentechnik weiter 
entwickelt und hohe Volllaststunden erzielt werden können, ergibt sich eine Einspeiseleistung von 
etwa 400.000 Nm³/h (ca. 4,0 GWth Hi). Aktuell beträgt diese ca. 115.000 Nm³/h.  
Abbildung 47:  Regionalisierte Gasnachfrage im Jahr 2050 
Quelle: Datengrundlage GfK GeoMarketing, Eigene Darstellung DBI 
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Die Biogaspotenziale liegen vor allem in Niedersachsen, Bayern, Nordrhein-Westfalen und Sach-
sen-Anhalt – und somit nicht unbedingt in den Gebieten mit hoher Gasnachfrage. In Mecklenburg-
Vorpommern z. B. kann über die Hälfte der jährlichen Gasnachfrage in 2050 mit Biogas gedeckt 
werden, in den Stadtstaaten Hamburg, Bremen und Berlin sowie in Nordrhein-Westfalen liegt der 
Anteil unter 5 %.  
Aufgrund des Rückgangs der Gasnachfrage und der Vervierfachung der Biogaseinspeisung liegt 
der Anteil von Biogas im Jahr 2050 bei ca. 8 % an der Gasnachfrage im Gasverteilnetz. Da die 
Verteilung der Gasnachfrage und des Biogaspotenzials stark unterschiedlich ist, sind für das Jahr 
2050 deutlich mehr Regionen als heute zu erwarten, in denen Biogas mindestens in Teilen des 
Jahres zur Deckung der Gasnachfrage ausreicht bzw. diese teilweise sogar übersteigt (siehe 
Abbildung 48).  
 
Abbildung 48: Entwicklung des Gasbezugs im Verteilnetz unter Berücksichtigung einer Biogasein-
speisung (Beispiel) 
Die Veränderungen bei der Gasnachfrage und der dezentralen Einspeisung von erneuerbaren 
Gasen führen zu neuen Herausforderungen für den Betrieb der Gasverteilnetze und beeinflusst 
durch den veränderten Gasbezug auch die vorgelagerten Gastransportnetze. Darüber hinaus 
werden neue Konzepte erforderlich für den Umgang mit erneuerbaren Gasen, die den jeweiligen 
Bedarf übersteigen. Beispiele dafür sind die Rückspeisung des Gases in die vorgelagerten Netze, 
aber auch die Verschiebung in angrenzende Verteilnetze, dezentrale Speicherung oder Flexibili-
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3.3 Entwicklung des Gasmarktes bis 2050 und Implikationen für 
Power-to-Gas in Deutschland  
Mithilfe des Modells GAMAMOD wurden unter Beachtung der zuvor beschriebenen Rahmenpa-
rameter und der Vorergebnisse der Projektpartner (z. B. die Erdgasnachfrage im (80-%-EE-Anteil 
Szenario) Modellrechnungen für das Basisjahr 2011 und das Modelljahr 2050 durchgeführt. Das 
Jahr 2050 beschreibt den Zeitpunkt, zu dem der je nach Szenario definierte Anteil an EE-Strom 
an der Bruttostromnachfrage erreicht werden soll. Die Ergebnisse konzentrieren sich dabei auf 
die zu erwartenden deutschen Importe und Exporte und die daraus resultierenden Erdgastransit-
mengen. Im Anschluss wurde für den Szenarienstrang „mit PtG“ die Einspeisung von Wasserstoff 
in das Erdgassystem für das 80-%-EE Szenario und das 100-%-EE Szenario hinsichtlich des 
Beitrages von EE-Gasen zur Deckung der deutschen Erdgasnachfrage eingeordnet und bewer-
tet. Für das Jahr 2050 wurden zusätzlich Sensitivitäten bezüglich der Entwicklung der europäi-
schen Importinfrastruktur berechnet. In GAMAMOD sind die Marktgebiete Gaspool und Net 
Connect Germany als Modellknoten abgebildet, die über aggregierte Übertragungskapazitäten 
verbunden sind. Nachfolgend sind die Ergebnisse beider Marktgebiete für Deutschland aggregiert 
dargestellt. Die Betrachtung von erneuerbaren Gasen kann somit auch nur aggregiert auf der 
Ebene von Marktgebieten bzw. Ländern stattfinden. Dem gegenüber können auf Grundlage der 
GAMAMOD Ergebnisse unter Beachtung des europäischen Umlandes Aussagen zu Importen, 
Exporten und Transiten getroffen werden. Diese Ergebnisse der Im- und Exporte bildeten wiede-
rum Eingangsgrößen für das technische Gasnetzmodell der TUB. Durch die hohe räumliche Auf-
lösung und detaillierte Abbildung von nationalen Gasleitungen, Speichern und Verdichtern sind 
so auch regionale Betrachtungen der Folgen einer vermehrten Einspeisung von erneuerbaren 
Gasen für das Gasnetz möglich. Mithilfe einer Gasflusssimulation werden die Auswirkungen von 
Erneuerbaren Gasen und sich wandelnden Import- und Exportströmen auf die deutsche Erd-
gasinfrastruktur untersucht. 
3.3.1 Deutsche Erdgas Im- und Exporte steigen bis zum Jahr 2050 
Die Analyse der GAMAMOD Modellergebnisse für das Jahr 2050 zeigen wesentliche strukturelle 
Veränderungen der deutschen Erdgashandelsströme im Vergleich zum Basisjahr 2011. Die deut-
schen Erdgasimporte steigen bis zum Jahr 2050 um 63% auf 1.125 TWhth Hi im Vergleich zu 688 
TWhth Hi im Basisjahr. Dieser Anstieg resultiert aus einer sinkenden Erdgasförderung in Deutsch-
land und den europäischen Nachbarländern. Die deutsche Erdgasförderung endet im Jahr 2030. 
Aufgrund der sinkenden Förderung in den Niederlanden, wandelt sich das Land von einem Erd-
gasexporteur zu einem Importeur. All diese Effekte überlagern sich, woraus ein verstärkter Im-
portbedarf an den Ostdeutschen Grenzübergängen im europäischen Fernleitungsnetz resultiert. 
Während im Jahr 2011 Deutschland noch Erdgas (100 TWhth Hi) aus den Niederlanden importiert, 
fallen diese Mengen im Jahr 2050 gänzlich weg. Erdgas wird vielmehr aus Tschechien (CZ) und 
Österreich (AT) importiert, die als Transitländer für russisches Erdgas fungieren. Ein weiterer 
Grund für den Anstieg der Bruttoerdgasimporte nach Deutschland ist der Ausbau der direkten 
Transportverbindung von Russland (RU) nach Deutschland über die Nord Stream Pipeline. Durch 
diese gelangt vorrangig russisches Erdgas in den deutschen Markt, welches auch an westeuro-
päische Nachbarn weitergeleitet wird. Die Importe aus Polen bleiben zwischen 2011 (200 TWhth 
Hi) und 2050 (233) nahezu unverändert. Dies lässt sich darauf zurückführen, dass die Übertra-
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gungskapazitäten an diesem Grenzübergang unverändert bleiben. Abbildung 49 zeigt den An-
stieg der Importe im Vergleich zu 2011 sowie die Verschiebung der Importströme zugunsten öst-
licher Produktionsquellen. 
 
Abbildung 49:  Deutsche Erdgasimporte im Jahr 2011 und 2050 
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf GAMAMOD Modellergebnissen 
In dem betrachteten Szenario wird in 2050 kein Erdgas aus Norwegen nach Deutschland impor-
tiert. Dieses Ergebnis ist modellbedingt und der Zielfunktion, der Minimierung der gesamten Sys-
temkosten, geschuldet. In der Modelllösung wird daher eine Belieferung Großbritanniens mit nor-
wegischem Gas als systemoptimal gewählt. Für Deutschland sind aus Modellsicht die Produkti-
ons- und Transportkosten für russisches Erdgas (0,14 ct/kWhth und 0,03 ct/kWhth) günstiger als 
für norwegisches Erdgas (0,27 ct/kWhth und 0,02 ct/kWhth). Im Jahr 2011 ist Norwegen mit 355 
TWhth Hi noch einer der Hauptlieferanten für den deutschen Erdgasmarkt. Es ist im Gegensatz zu 
den Modellergebnissen zu erwarten, dass Deutschland aus Diversifikationsgründen auch 2050 
noch Erdgas aus Norwegen importiert. Die Importe aus Dänemark sind 2050 mit 8 TWhth Hi nur 
von untergeordneter Bedeutung für den deutschen Erdgasmarkt. 
Mit Blick auf die deutschen Erdgasexporte ist ein Anstieg von 112 TWhth Hi in 2011 auf 727 TWhth 
Hi im Jahr 2050 zu beobachten. Dies entspricht mehr als einer Verfünffachung. Die Erdgasexporte 
im Basisjahr sind mit 112 TWhth Hi als gering einzuschätzen. Während in 2011 vorrangig kleinere 
Erdgasmengen nach Frankreich (66 TWhth Hi) und in die Schweiz (37 TWhth Hi) exportiert wurden, 
wird im Modelljahr 2050 zusätzlich Erdgas nach Belgien (274 TWhth Hi) und in die Niederlande 
(210 TWhth Hi) transportiert. Der ansteigende Export in die Niederlande steht im direkten Zusam-
menhang mit der rückläufigen nationalen Erdgasproduktion. Die Exporte aus Deutschland kom-
pensieren diese fehlenden Erdgasfördermengen. Die Erdgasexporte nach Frankreich erhöhen 
sich von 66 TWhth Hi im Jahr 2011 auf 197 TWhth Hi in 2050. Hingegen bleiben die Erdgasexporte 
aus Deutschland in die Schweiz mit 34 TWhth Hi auf einem ähnlichen Niveau wie 2011 (37 TWhth 
Hi). Die Exporte nach Dänemark waren mit 4 TWhth Hi bereits 2011 auf einem niedrigen Niveau 
und kommen 2050 zum Erliegen. Trotz der Steigerung von 4 TWhth Hi 2011 auf 12 TWhth Hi 2050 
der deutschen Exporte nach Luxemburg haben diese Erdgasmengen nur einen geringen Anteil 
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an der deutsche Exportbilanz 2050 von 727 TWhth Hi. Abbildung 50 zeigt die Exporte10 an deut-
schen Grenzübergangspunkten in 2011 und 2050. 
 
Abbildung 50:  Deutsche Erdgasexporte im Jahr 2011 und 2050 
Quelle: Eigene Darstellung basierend auf GAMAMOD Modellergebnissen 
 
Sowohl die deutschen Erdgasimporte als auch die -exporte erleben einen deutlichen Zuwachs im 
Jahr 2050 gegenüber den Handelsbilanzen in 2011. Deutschland vollzieht damit einen Wandel 
von einem Netto-Gasimportland zu einem Gastransitland. Bedingt durch die strukturellen Ände-
rungen der Erdgasproduktion in Westeuropa, insbesondere den Niederlanden und z. T. Norwe-
gens und in Verbindung mit einer leicht steigenden europäischen Erdgasnachfrage implizieren 
die Ergebnisse eine sich wandelnde Aufgabe des deutschen Erdgasnetzes von einem Transport- 
und Verteilnetz hin zu einem Transitnetz. Die im Modell hinterlegte rückgängige Erdgasnachfrage 
von 651 TWhth Hi in 2011 auf 405 TWhth Hi in 2050 ist ein zusätzlicher Treiber für den steigenden 
Erdgastransit, da importierte Erdgasmengen zu einem geringeren Teil die deutsche Nachfrage 
bedienen und die Import- und Exportkapazitäten verstärkt von westeuropäischen Ländern zur 
Deckung ihrer steigenden Erdgasnachfrage nachgefragt werden. 
Die in Abbildung 51 eingezeichneten Import- und Exportpfeile stellen eine qualitative Einordnung 
der Verschiebung der Erdgasimporte und -exporte dar. In 2011 stellen die Transitgasmengen von 
110 TWhth Hi im Verhältnis zur deutschen Erdgasnachfrage von 651 TWhth Hi nur einen kleineren 
Teil der Belastung der Erdgasinfrastruktur dar. Für das Jahr 2050 zeigen die Modellergebnisse, 
dass die Transitgasmengen mit 740 TWhth Hi die deutsche Erdgasnachfrage von 405 TWhth Hi 
deutlich überschreiten. Dieser Wert stellt eine szenariobedingte Obergrenze dar. Es bleibt jedoch 
festzuhalten, dass auch, wenn weitere europäische Infrastrukturprojekte den tatsächlichen Tran-
sitfluss durch Deutschland begrenzen, das deutsche Erdgasnetz zukünftig verstärkt Transitauf-
gaben von Osteuropa nach Westeuropa übernehmen wird. 
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Abbildung 51:  Deutschland vollzieht bis 2050 den Wandel zu einem Gas-Transitland 
Quelle: Eigene Darstellung der Modellergebnisse aus GAMAMOD 
Abbildung 51 stellt die auf den Modellergebnissen basierenden Transitmengen von 110 TWhth Hi 
im Jahr 2011 und 740 TWhth Hi im Jahr 2050 dar, die sich aus der Differenz der deutschen Erdgas-
Residualnachfrage11, den Importen und Exporten ergibt. Die Transitmengen im Jahr 2050 sind 
als eine obere Grenze zu interpretieren, die vor allem durch die steigende europäische Erdgas-
nachfrage in Westeuropa und die vorgegebenen Importmöglichkeiten (hauptsächlich über Pipe-
lines) bedingt sind. Tatsächlich ist in Europa auch eine Vielzahl neuer Infrastrukturprojekte, z. B. 
der Ausbau von LNG-Terminals in Südeuropa sowie der Ausbau des südlichen Gaskorridors, 
geplant. Diese Projekte stellen weitere Importmöglichkeiten für russisches und kaspisches Erd-
gas via Pipeline bzw. Flüssiggas aus Katar, Nigeria und möglicherweise den USA nach Europa 
dar, die in dieser Modellrechnung explizit nicht betrachtet wurden [Hauser und Möst, 2016]. Unter 
den aktuellen Bestrebungen der europäischen Entscheidungsträger sind eine Diversifizierung 
des Erdgasbezugs und eine Begrenzung der Abhängigkeit von russischem Erdgas wahrschein-
lich, was in der Folge die hier berechneten Erdgastransitmengen durch Deutschland verringern 
würde. 
3.3.2 Entwicklung der Importinfrastruktur determiniert Gasbezugskosten 
Der Ausbau der Importinfrastruktur unterliegt politischen und ökonomischen Ungewissheiten. Si-
cher ist, dass auch bei einer gleichbleibenden Erdgasnachfrage der Bedarf an importiertem Erd-
gas in Europa steigt [Vgl. Hauser & Möst, 2016]. Ungewiss hingegen ist, welche, der vorgeschla-
genen Ausbauprojekte tatsächlich realisiert werden. Anfang der 2010er Jahre stand der Ausbau 
                                                
 
11  Unter der Erdgas-Residualnachfrage wird in diesem Zusammenhang die deutsche Erdgasnachfrage 
abzüglich der innerdeutschen konventionellen Erdgasproduktion verstanden. 
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der South Stream Pipeline, die russisches Erdgas über das Schwarze Meer nach Europa trans-
portieren sollte, dem Nabucco Projekt, das Erdgas aus dem mittleren Osten für den europäischen 
Markt importieren sollte, konkurrierend gegenüber (Vgl. [Dieckhöner, 2012]). Das Nabucco-Pro-
jekt ist mittlerweile gestoppt und nach den jüngsten außenpolitischen Entscheidungen Russlands 
und dem Agieren in der Konfliktregionen Ukraine, Türkei und Syrien ist das Verhältnis zwischen 
Russland und der EU abgekühlt. In der Folge wurde das South Stream Projekt zum Turkish 
Stream Projekt modifiziert. 
Neben dem Ausbau der Gaspipelines bietet die Verschiffung von Flüssiggas (LNG) die Möglich-
keit Erdgas flexibel zu handeln. Waren bisher die meisten Flüssiggashäfen in Südeuropa (Spa-
nien, Frankreich und Italien) verortet, existieren nun viele Ausbauprojekte in Nordeuropa für neue 
LNG-Terminals. Abbildung 52 zeigt die europäischen Importkapazitäten in aggregierter Form und 
schreibt Ausbauprojekte und Planungen bis 2025 fort. Auch wenn ein Ausbau aller LNG-Terminal 
Projekte unwahrscheinlich ist, ist ein wachsender Marktanteil an LNG im europäischen Erdgas-
markt zu erwarten. 
 
Abbildung 52:  Entwicklung der LNG-Importkapazitäten in der EU28 
Quelle: Eigene Darstellung [GIE, 2015] 
Die Realisierung der Ausbauprojekte implizieren jeweils unterschiedliche Erdgasbezugskosten 
für Europa und wirken sich unterschiedlich auf den Erdgaspreis aus. Im Vergleich zu einem Status 
Quo Szenario ohne einem Ausbau von Importinfrastruktur zwischen 2011 und 2050, führt der 
Ausbau der Nord Stream II Pipeline und einer Variante der Turkish Stream Pipeline als Alternative 
zu ukrainischen Transportwegen im Optimierungsmodell GAMAMOD zu niedrigeren Erdgasprei-
sen in 2050. Demgegenüber führt ein reiner Ausbau von LNG-Terminals und ein damit verbun-
dener höherer Import von Flüssiggas in Europa zu deutlich höheren Erdgaspreisen in 2050, da 
zur Deckung der Nachfrage im Modell zwangsläufig Erdgas aus Förderregionen mir hohen Pro-
duktionskosten importiert werden muss. 
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3.3.3 Interpretation der Modellergebnisse aus GAMAMOD für den deutschen 
und europäischen Erdgasmarkt 
Die Berechnung des europäischen Erdgasmarktes und die Auswirkungen auf Deutschland wur-
den mithilfe des europäischen Fundamentalmarktmodells GAMAMOD für die Jahre 2011 und 
2050 berechnet. Nach Auswertung und Spiegelung der Modelläufe mit den Ergebnissen der Pro-
jektpartner sind folgende zentrale Ergebnisse festzuhalten: 
1. Eine sinkende europäische Erdgasproduktion und eine steigende europäische Erdgas-
nachfrage führen zu höheren Gastransiten im Jahr 2050 durch Deutschland 
2. Höhere Gastransite und eine hohe Auslastung der Fernleitungspipelines bilden die Vo-
raussetzung dafür, dass hohe Energieströme an EE-Gasen (auch Wasserstoff) durch PtG 
in das Gasnetz eingespeist werden können 
3. Die berechneten Mengen der Einspeisung von EE-Gasen aus PtGA betragen im 80-%-
EE-Anteil Szenario 1% und spielen gemessen an der totalen Gasnachfrage nur eine un-
tergeordnete Rolle. 
4. Hingegen ist im 100-%-EE-Anteil Szenario der bilanzielle Anteil an EE-Gasen an der deut-
schen Gasnachfrage mit 29% erheblich. Dieser Wert untererliegt der Voraussetzung, dass 
die EE-Gase auch technisch in das Erdgasnetz zu integrieren sind. 
Ein Energiesystem, in der der Anteil am Bruttostromverbrauch durch 100-% aus EE-gedeckt wird, 
ist durchaus kritisch zu hinterfragen, da das Erreichen dieses Ziels mit einem sehr hohen techni-
schen und gesellschaftlichen Aufwand und sehr hohen Kosten verbunden ist. Die bilanzielle CO2-
Neutralität des Stromsektors ist außerdem von den gewählten Bilanzgrenzen abhängig, die sich 
in dem hier gewählten Szenario auf Deutschland beziehen. Für eine erfolgreiche und sinnvolle 
Umsetzung müssen diese Bilanzgrenzen allerdings europäischen Kontext gedacht und gezogen 
werden. Vor dem Hintergrund einer konsistenten Umsetzung in allen europäischen Ländern ist 
daher eine 100-%-EE Welt kritisch zu hinterfragen. Für die Etablierung der PtG-Technologie sind 
darüber hinaus nicht nur volkswirtschaftliche, sondern auch betriebswirtschaftliche Determinan-
ten von Bedeutung. Um Investitionen für PtGA anzureizen, muss ein sich selbst tragender wirt-
schaftlicher Betrieb im Marktumfeld gegeben sein. Entscheidend dafür sind zwei Faktoren: das 
Gaspreisniveau und die Volllaststunden von PtGA [Vgl. Brunner, Michaelis & Möst, 2015].Die 
Ergebnisse für den deutschen Erdgasmarkt beider KonStGas-Szenarien sind in Tabelle 12 zu-
sammengefasst. 
Tabelle 12:  Übersicht der Ergebnisse des 80-%- und 100-%-EE-Szenarios 
 80-%-EE-Szenario* 100-%-EE-Szenario* 




In TWhth,Hi Anteil an der Gas-
nachfrage in 
Deutschland 
Gasnachfrage 405  405  
Biogaseinspeisung 34 8 % 34 8 % 
Wasserstoffeinspei-
sung 
7 2 % 116 29 % 
Quelle: Eigene Darstellung der KonStGas-Projekt Ergebnisse 
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Die Daten zur Einspeisung des Wasserstoffs basieren auf den Daten der Projektpartner des 
RWTH, die die Bereitstellung von EE-Gasen aus PtGA nach Betrachtung des Redispatch12 er-
mittelt haben. Der angenommene Wirkungsgrad der PtGA in 2050 beträgt 84 %.  
Die Modellergebnisse für das Jahr 2050 geben Aufschluss über die Umgestaltungsmöglichkeiten 
hinsichtlich einer Dekarbonisierung des Gassektors. Diese werden derzeit in der öffentlichen Dis-
kussion auch im Zuge einer Sektorenkopplung verstärkt diskutiert [enervis, 2017]. Basierend auf 
den Modellergebnissen wird ersichtlich, dass wenn durch Überschussstrom auch die konventio-
nelle Gasnachfrage (d. h. zusätzlich zum Strom- auch im Wärme und Verkehrssektor) vollständig 
durch EE-Gas gedeckt werden sollte, müssten deutliche Überkapazitäten an EE-Anlagen in 
Deutschland aufgebaut werden. Dieses Ziel wurde nicht explizit innerhalb des KonStGas Projek-
tes betrachtet. Dennoch könnte die Möglichkeit, neben dem Storm- auch den Gassektor auf Basis 
Erneuerbarer Energien zu dekarbonisieren, ein denkbares Ziel künftiger Energiepolitik sein. 
Die Ergebnisse sind vor dem Hintergrund einer Reihe von Annahmen und Abstraktionen zu inter-
pretieren, die zum einen auf der Seite der zur Verfügung stehenden Daten beruhen und zum 
anderen durch die operative Zusammenschaltung der einzelnen Modelle bedingt ist. Ein wesent-
licher Treiber der in GAMAMOD modellierten Gasflüsse sind die exogen vorgegebenen Annah-
men zu Gasnachfrage in Deutschland und Europa. Die europäische Gasnachfrage ist im Modell 
mit einem moderaten Anstieg hinterlegt. Demgegenüber wurde für das deutsche Energiesystem 
eine Einhaltung von nationalen Emissionszielen bis 2050 angenommen. Die Einhaltung dieser 
Ziele ergab in der Modellierung des gesamten Energiesystems in IKRARUS eine sinkende deut-
sche Erdgasnachfrage. Ob dieser gegenläufige Trend einer sinkenden deutschen und einer stei-
genden europäischen Erdgasfrage tatsächlich eintrifft ist unklar. Ein mögliches Szenario für wei-
tere Untersuchungen könnte sein, dass auch in Europa der Anteil an EE in einem ähnlichen Maße 
steigt, was wiederum zu einer sinkenden europäischen Gesamterdgasnachfrage führen könnte. 
In diesem Fall stellen die hier vorgestellten Erdgastransitmengen durch Deutschland einen obe-
ren Schwellenwert dar. Darüber hinaus sind hohe Biogasziele für das Modell hinterlegt, die der 
Einspeisung von EE-Gasen aus PtGA konkurrierend gegenüber stehen könnten, da beide Gase 
als CO2-neutral betrachtet werden können.   
Die Gaspreise für Deutschland sind modellbedingt aus den Gasbezugskosten (Produktion + Tran-
sit) unter der Annahme einer Minimierung der Systemkosten für die Versorgung Europas mit Erd-
gas abgeleitet. Dieser Ansatz entspricht einem zentralen Planer, der die kostenminimale (und 
unter Voraussetzung eines perfekten Wettbewerbs implizit wohlfahrtsmaximierende) Versorgung 
mit Erdgas garantiert. Im Upstream des Erdgasmarktes lässt sich tatsächlich ein Einfluss der 
Produzenten auf die Preise beobachten. Diese Fragen der Marktmacht werden mit dem Model-
lansatz systematisch unterschätzt, sodass die Gasbezugskosten eine fundamentale untere 
Schwelle der tatsächlich zu beobachteten Preise darstellen. 
Abschließend ist die Wettbewerbsfähigkeit von EE-Gasen aus PtGA gegenüber Biogas und kon-
ventionellem Erdgas zu diskutieren. In einem freien Markt müssen diese Gase langfristige Ge-
schäftsmodelle ermöglichen, damit private Investoren auch ohne die Hilfe von Subventionen und 
Förderprogrammen PtGA errichten (siehe Infobox). 
                                                
 
12  Redispatch bezeichnet den Eingriff der Übertragungsnetzbetreiber in das Marktergebnis und die Steu-
erung von Erzeugungseinheiten, um einen Netzengpass zu vermeiden. Mit dem Ausbau der der Erneu-
erbaren Energien und einer zunehmend fluktuierenden Erzeugungsstruktur sind in der Vergangenheit 
auch die Eingriffe der Netzbetreiber zur Sicherung des störungsfreien Netzbetriebes gestiegen. 
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Infobox: Wettbewerbsfähigkeit von unterschiedlichen Einsatzkonzepten von Power-to-Gas 
im zukünftigen Energiesystem 
Für die Etablierung der PtG-Technologie sind nicht nur volkswirtschaftliche, sondern auch be-
triebswirtschaftliche Determinanten von Bedeutung. Um Investitionen für PtGA anzureizen, muss 
ein sich selbst tragender wirtschaftlicher Betrieb im Marktumfeld gegeben sein. Entscheidend 
dafür sind zwei Faktoren: das Gaspreisniveau und die Volllaststunden von PtGA.  
Brunner et al. [Brunner et al., 2015] zeigen in Abbildung 53, dass die Gasgestehungskosten zum 
einen von den spezifischen Investitionen in Elektrolyseure, dem Wirkungsgrad und dem Strom-
preis abhängen. Mit steigender Vollaststundenzahl einer PtGA nehmen zudem die Gasgeste-
hungkosten ab. Im optimistischsten Fall, d. h. bei niedrigen spezifischen Investitionskosten von 
500 EUR/kWel für den Elektrolyseur und 300 EUR/kWel für die Methanisierung, einem Gesamt-
wirkungsgrad von 58,5% und einem Strompreis von 0 EUR/MWhel müsste eine PtGA mehr als 
2.600 Stunden im Jahr in SNG produzieren, um mit Biogas zu konkurrieren. Damit das SNG mit 
Erdgas konkurrenzfähig wäre, müsste die Anlage mehr als 7.000 Stunden pro Jahr im Betrieb 
sein. 
 
Abbildung 53:  Durchschnittliche Produktionskosten von erneuerbarem Methan unter verschiede-
nen Rahmenparametern 
Quelle: [Brunner et al., 2015] 
Brunner et al. [Brunner et al., 2015] beschreiben verschiedene Einsatzkonzepte von PtGA, die 
sie zwischen strom- und gasseitig und zentral und dezentral unterscheiden. Die höchsten Voll-
laststunden sind in einem zentralen, gasseitigen Einsatz von PtGA zu erwarten. 
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3.4 Entwicklung der PtG-Technologien Elektrolyse und Methanisie-
rung 
Nachfolgend werden Entwicklungspfade der wichtigsten PtG-Technologien für die Jahre 2014 bis 
2050 beschrieben: alkalische Elektrolyse, Membranelektrolyse und Methanisierungstechnolo-
gien. 
Die Basisdaten zu Kosten und Wirkungsgraden entstammen den genannten Literaturquellen für 
2014, 2020, 2030, 2040 und 2050 (s. Abbildung 54, Tabelle 13, Tabelle 14, Tabelle 15). Bei 
fehlenden Kostenannahmen wurden diese nach dem klassischen Lernkurvenansatz mit einer 
Lernrate von 13 % in die Zukunft vorgeschrieben (bei Verdoppelung der installierten Leistung 
sinken die Anlagenkosten aufgrund von Skaleneffekten um 13 %). Dieser Wert ist ein durch-
schnittlicher Wert aus der chemischen Verfahrenstechnik.  
 
Abbildung 54:  PtG Kostenannahmen für PEM- und alkalische Elektrolyse sowie für Methanisie-
rung für die Jahre 2014-2050 basierend auf Tabelle 13, Tabelle 14 und Tabelle 15 
in den folgenden Unterabschnitten. 
Bei der alkalischen Elektrolyse handelt es sich im Dauerbetrieb um eine vergleichsweise weit 
ausgereifte Technologie, weshalb hier mit Kostendegressionen aufgrund einer Technologieent-
wicklung für den flexiblen, intermittierenden Betrieb und einem vermehrten Einsatz für Aufgaben 
der Sektorenkopplung. Die Proton Exchange Membrane (PEM) Elektrolyse hingegen ist dazu 
vergleichsweise weniger entwickelt und im Ausgangspunkt wesentlich teurer als die alkalische 
Elektrolyse, weshalb für diese Technologie mit stark sinkenden Kosten gerechnet werden kann 
(Markteinführung, Scale-Up, F&E-Weiterentwicklungen). Analog ist es mit der Methanisierung, 
welche aus verschiedenen Szenarien vermehrt zum Einsatz ab 2030 kommt und entsprechende 
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Kostendegressionen durchläuft. Dies gilt gleichermaßen für die chemisch-katalytische und die 
biologische Methanisierung. 
Die angenommenen Wirkungsgrade resultieren ebenfalls aus der Entwicklung dieser Energie-
wandlungs- und Energiespeichertechnologien. 
Tabelle 13:  Angenommene Entwicklung alkalischer Elektrolyseanlagen bis zum Jahr 2050 
Alkalische Elektrolyseure (AEL) 2014 2020 2030 2040 2050 
Wirkungsgrade Elektrolyse-
stack (Ho, Wasserstoff) in % 
70-82 % [1,2, 3, 4] 84 % [2] 84 % [2] 84 % [2] 84 % [2] 
Spez. Investition in €/kWel      
     Gesamtanlage 
1.000-2.00013 
[1, 2] 
 800-1.500 [4] 
325-550 [8] 
 
     Elektrolyse 1.000-1.500 [5] 
800-1.000 
[6] 400-700 
[6] 250-400 [6] 
Betriebskosten in % der Investi-
tion 
2 %14 [6] 2 % [6] 2 % [6] 2 % [8] 2 % [6] 
Technische Nutzungsdauer in a 15 a 15 [6] 
20 a [6] 
25-30 a [7, 9] 
25 a [6] 
30 a [7] 
25 a [8] 25 a [6] 
Arbeitsbereiche in % zeitweise 0…20-150 % PN möglich [1, 2] 
Anlaufzeiten Warmstart (Standby auf Nennlast): < 300 s [4] 
Kaltstart: mehrere Minuten [4] 
Quellen: [Müller-Syring et al., 2012] [1], [Moser et al. , 2014] [2], [Graf et al., 2014] [3], [Enertrag AG, 2013] [4], [Höflich 
et al., 2010] [5], [Sterner et al., 2014] [6], [Smolinka et al., 2012] [7], [Annahmen FENES, 2014] [8], [Wenske, 2011] [9] 
                                                
 
13  Pilotanlagen: 3.000 €/kWel 
14  Wartungskosten: 1,5 % CAPEX, Stacküberholung 3 Mio. Euro für 10 MWel [Enertrag AG, 2013] 
15  20-30 a [Graf et al., 2014], Stacküberholung 8-10 a [Enertrag AG, 2013], 50.000 h [Hydrogenics, 2012] 
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Tabelle 14: Technologieentwicklung für Membranelektrolyseure für die Jahre 2017-2050 
PEM-Elektrolyseure (PEMEL) 2014 2020 2030 2040 2050 
Wirkungsgrade Elektrolyses-
tack (Ho, Wasserstoff) in % 
75 % 16 [4] 74-87 % [11, 12] 82-93 % [11, 
12] 
85-93 % [13] 85-93 % [13] 
Spez. Investition in €/kWel      
     Gesamtanlage 
 




500-800 17 575 [13] 450 [9] 
     Elektrolyse 2.000-6.000 
[8, 10] 
1.200 18 700 [9]   
Betriebskosten in % der Investi-
tion 
2 % [9] 2 % [9] 2 % [9] 2 % [13] 2 % [9] 
Technische Nutzungsdauer in a 10 a [2, 3, 4, 6, 
7] - 15 [9] 
20 a [9] 
- 30 [11, 12] 
25 a [9] 
- 30 a [11] 
25 a [13] 25 a [9] 
Arbeitsbereiche in % Zeitweise (1.200 h) 0…300 % PN möglich [2] 
Anlaufzeiten Warmstart (Standby auf Nennlast): < 10 s [4, 5] 
Kaltstart: < 10 Minuten [4, 5] 
Quellen: [Müller-Syring et al., 2012] [1], [Waidhaus, 2013a] [2], [Graf et al., 2014] [3], [Waidhaus, 2013b] [4], [ITM Power 
GmbH, 2013] [5], [CET H2, 2012] [6], [h-tec, 2012] [7], [Höflich et al., 2010] [8], [Sterner et al., 2014] [9], [Sterner, 2009] 
[10], [Smolinka et al., 2012] [11], [Wenske, 2011] [12], [Annahmen FENES, 2014] [13] 
Tabelle 15:  Technologieentwicklung für Methanisierungs-Technologie für die Jahre 2017-2050 
Methanisierung 2014 2020 2030 2040 2050 
Wirkungsgrade Reaktor (Ho, Me-
than) in % 
70-78 % [1, 2]
- 80 % [5] 
80 % [4] 85 % [4] 85 % [4] 85-90 % [4] 
Spez. Investition in €/kWel 
1.000 [3] 200-300 [3] 
1.000 19 [1, 6] 
200-300 [3] 200-275 [4] 250 [3] 
Betriebskosten in % der Investi-
tion 
2 % [3] 2 % [3] 2 % [3] 2 % [4] 2 % [3] 
Technische Nutzungsdauer 15 a [3] 20 [3] 25 a [3] 25 a [4] 25 a [3] 
Arbeitsbereiche in % 20…100 % PN möglich [1, 2] 
Anlaufzeiten Warmstart: ca. 20 Minuten 
Lastwechsel: 5-15 Minuten pro 10 % PN [1, 2] 
Quellen: [Audi AG, 2013] [1], [Graf et al., 2014] [2], [Sterner et al., 2014] [3], [Annahmen FENES, 2014] [4], [Krassowski, 
2012] [5] 
                                                
 
16  Wirkungsgrad bei 200 % PN: ca. 65 %, bei 300 % PN: ca. 60 %. 
17  Preis für ein Komplettsystem mit 12 h Speicher: 500-800 €/kWel, Quellen: [Waidhaus, 2013a], [ITM 
Power GmbH, 2013], [Graf et al., 2014], [Waidhaus, 2013b]. 
18  Zielpreis für Anlagen im Maßstab 1-10 MWel: 1.200 €/kWel, für größere Anlagen 700 €/kWel, Quellen: 
[Müller-Syring et al., 2012], [Waidhaus, 2013a], [Graf et al., 2014], [Waidhaus, 2013b]. 





Das KonStGas-80-%-EE-Szenario ist von einem Anteil der EE am Bruttostromverbrauch i. H. v. 
mindestens 80 % im Jahr 2050 geprägt. Des Weiteren werden die in Abschnitt 3 dargestellten 
Entwicklungen u. a. der Bevölkerungsentwicklung, der Strom- und Gasnachfrage sowie des eu-
ropäischen Gasmarktes berücksichtigt.  
Zur Darstellung, welchen Einfluss PtG bei einem EE-Anteil von 80 % auf das Energiesystem hat, 
wird das Szenario sowohl mit als auch ohne PtG gerechnet. Dazu erfolgen die Betrachtung des 
notwendigen Ausbaus der erneuerbaren Stromerzeugung, die Entwicklung des Stromübertra-
gungsnetzes, des Kraftwerksparks und der PtGA sowie deren Einsatz unter Berücksichtigung des 
europäischen Rahmens. Des Weiteren wird untersucht, wie sich die Veränderungen der Gas-
nachfrage, des Gasmarktes und der Biogaseinspeisung auf die Gasnetze und deren Kapazitäten 
zur Aufnahme von Gasen aus PtGA auswirken. Abschließend erfolgt die Darstellung der Auswir-
kungen von PtGA auf das Energiesystem und die Entwicklung der Treibhausgasemissionen.  
4.1 Ausbau der erneuerbaren Energien  
Als eine wesentliche Grundlage der im Rahmen des Projekts durchgeführten dynamischen Markt- 
und Netzsimulationen wurden räumlich und zeitlich hochaufgelöste Einspeiseprofile der erneuer-
baren Energien erzeugt. Auch wenn Deutschland im Fokus des Projekts steht, erfordern die Ana-
lysen einen gesamteuropäischen Fokus und somit einen gleichartigen Szenariorahmen für das 
betrachtete europäische Ausland. 
Die Übersicht in Abbildung 55 zeigt zunächst die übergreifende Logik für die beiden betrachteten 
Szenariovarianten für 2050. Darin wird deutlich, dass für die dynamischen Analysen des Strom-
markts und -netzes zwei Szenariovarianten untersucht wurden, die sich durch den Anteil der er-
neuerbaren Energien am Bruttostromverbrauch unterscheiden (KonStGas-80- und 100-%-EE-
Szenario). Bei dem ambitionierteren KonStGas-100-%-EE-Szenario ist die Besonderheit zu be-
achten, dass die Ermittlung der darin unterstellten EE-Kapazitäten auf den Ergebnissen des 
KonStGas-80-%-EE-Szenarios erfolgt. Das hierbei zur Anwendung gekommene Vorgehen wird 
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Konv. Verbraucherlastszenario u. -profile EU basieren auf Annahmen der RWTH
DSM-Szenario u. -profile EU (Wärmepumpen, Elektrofahrzeuge, Klimatisierung) basieren auf 




Konv. Verbraucherlastszenario u. -profile DEU basieren auf Ergebnissen des IEK-STE bzw. RWTH
DSM-Szenario u. -profile DEU basieren auf projektinternen Annahmen der Partner:
Wärmepumpen u. Elektrofahrzeuge (Wuppertal Institut), Klimatisierung (IWES bzw. Roadmap Speicher)
EE-Erzeugung
EU EE-Szenario EU (Wind On-/Offshore, PV u. Bio-
masse) basiert auf Projekt Roadmap Speicher (IWES)
Anpassung EE-Szenario EU (Wind On-/Offshore, 
PV u. Biomasse) analog zu DEU
 
Abbildung 55:  Szenarioübersicht und -logik der im Rahmen des KonStGas-Projekts betrachteten 
Szenarien 
Neben den genannten Aspekten ist der Grafik ebenfalls die Herkunft der verschiedenen weiteren 
Eingangsdaten zu entnehmen. In Abhängigkeit davon, ob es sich um Deutschland oder das be-
trachtete europäische Ausland handelt, ist zu berücksichtigen, dass für die Bereitstellung dieser 
Daten unterschiedliche Quellen herangezogen wurden. Während die Annahmen für das Last- 
und DSM-Szenario sowie auch die EE-Erzeugungskapazitäten ganz wesentlich auf dem Szena-
riorahmen des Projekts „Roadmap Speicher“ [Stiftung Umweltrecht/RWTH/IWES, 2014] basie-
ren, wurden für das im Fokus stehende Deutschland zum Teil spezielle Annahmen durch die 
Projektpartner ermittelt. 
In Abbildung 56 sind die installierten Leistungskapazitäten der verschiedenen EE-Erzeugungs-
technologien dargestellt. Diese basieren wesentlich auf den in der Szenariovariante „proPV“ ge-





Abbildung 56:  EE-Erzeugungskapazitäten im KonStGas-80-%-EE-Szenario für Deutschland und 
das betrachtete europäische Ausland 
Da Deutschland im besonderen Fokus steht, sind in der nachfolgenden Tabelle 16 die installierten 
Leistungen explizit genannt: 
Tabelle 16:  Installierte EE-Erzeugungskapazitäten im KonStGas-80-%-EE-Szenario in Deutsch-
land 
 Installierte Leistung in GWel 
Land (Szenario) Wind Onshore Wind Offshore PV Biomasse20 
Deutschland 
(80-%-EE) 
65,0 32,0 89,6 4,8 
 
Um die zeitlich und räumlich hochaufgelösten Analysen des Stromnetzes durchführen zu können, 
ist neben der in Abschnitt 3.2.3 vorgestellten Regionalisierung der Stromnachfrage auch eine Re-
gionalisierung der EE-Einspeisung im deutschen Netzgebiet vorzunehmen. Dazu dient eine Ver-
                                                
 
20  Die installierte Nettoerzeugungsleistung der Biomasse beinhaltet biogene Festbrennstoffe, Biogas und 
Bioliquids, Klärgas sowie den biogenen Anteil des Abfalls. Bezüglich der Biomethananlagen wird unter-
stellt, dass diese direkt in das Erdgasnetz einspeisen und demzufolge nicht Teil der (elektrischen) EE-
Erzeugungskapazität sind. Die hierbei zugrundeliegenden Annahmen zu biogenen Festbrennstoffen 
wurden durch das DVGW-EBI, die Annahmen zu Biogas und -methaneinspeisung durch das DBI erar-
beitet. 


















schneidung der Netzknoten des Stromnetzmodells mit den räumlichen Informationen der erstell-
ten Wind-, PV- und Biomassezeitreihen. Wie in der schematischen Abbildung 57 deutlich wird, 
stellen die im Rahmen des Projekts abgestimmten Übertragungsnetzknoten (grüne Punkte) und 
die Wetterplanflächenmittelpunkte (schwarze Punkte) des COSMO-DE bzw. -EU-Rasters die 
Ausgangsbasis dar. Mithilfe von räumlichen Verteilnetzdaten wurde ein Zuordnungsschlüssel er-




Räumliches Raster der Einspeiseprofile











Nachfolgend werden in Abbildung 58 die konventionelle Verbraucherlast sowie die Last neuer 
Verbraucher in Deutschland und im betrachteten europäischen Ausland grafisch dargestellt. Das 
hier aufgezeigte Lastszenario kommt sowohl im 80- als auch im 100-%-EE-Szenario zur Anwen-
dung. 
 
Abbildung 58:  Verbraucherlast im KonStGas-80- und 100-%-EE-Szenario für Deutschland und das 
betrachtete europäische Ausland 
Wie in der obenstehenden Grafik dargestellt, wurden nicht nur in Deutschland, sondern auch im 
betrachteten europäischen Ausland zusätzliche Verbraucher berücksichtigt. Während die hierfür 
getroffenen Annahmen und Profile für das europäische Ausland im Wesentlichen auf dem Projekt 
Roadmap Speicher beruhen, wurden für Deutschland projektspezifische Eingangsdaten verwen-
det (vgl. Tabelle 16). 
Auf Basis der ermittelten erneuerbaren Einspeisung und den Lastprofilen konventioneller und 
neuer Verbraucher wurde die resultierende netzknotenscharfe Residuallast ermittelt, die in den 
Strommarkt- und Stromnetzmodellen entsprechend weiterverwendet wurde. Um die zusätzliche 
Flexibilität der neuen Verbraucher nicht zu vernachlässigen, wurde eine vorgelagerte DSM-Ein-
satzplanung der neuen Verbraucher in Form einer Residuallastglättung durchgeführt. Die somit 
durch die Elektromobilität, Wärmepumpen und Klimatisierung bereitgestellte Flexibilität wird in 
Abbildung 59 für eine repräsentative Winterwoche und in Abbildung 60 für eine repräsentative 
Sommerwoche deutlich. 















Residuallastglättung durch DSM in DEU für KonStGas 80-%-EE-Szenario (Meteo 2011)




























Abbildung 59:  DSM-Einsatz in einer typischen Winterwoche im KonStGas-80-%-EE-Szenario für 
Deutschland 
 
Residuallastglättung durch DSM in DEU für KonStGas 80-%-EE-Szenario (Meteo 2011)


































4.2 Entwicklung des Stromübertragungsnetzes  
Grundsätzlich sind die im Rahmen des Projektes am KIT-IIP durchgeführten Berechnungen in 
einem zweistufigen Verfahren erfolgt, bei dem zwei Versionen von PERSEUS-NET eingesetzt 
wurden. Im ersten Schritt des im Projekt entwickelten Verfahrens wurde die Entwicklung des Stro-
mübertragungsnetzes bis zum Jahr 2050 ermittelt, wobei eine Version von PERSEUS-NET ver-
wendet wurde, in der die Entwicklung des Stromnetzes endogen berechnet wird. Der zweite 
Schritt beinhaltete die Durchführung der eigentlichen Szenariorechnungen. Bei diesen wurde der 
im ersten Schritt bestimmte Entwicklungspfad des Stromnetzes exogen vorgegeben, sodass allen 
Szenarien das gleiche Stromnetz zugrunde gelegt wurde. So ließen sich zu beobachtende Ver-
änderungen zwischen den Szenariorechnungen auf andere Effekte als ein verändertes Netz zu-
rückführen. 
Dem Modell wurden als Ausbauoptionen21 alle Maßnahmen des Netzentwicklungsplans 2014 im 
zweiten Entwurf vorgegeben. Im Ergebnis zeigte sich, dass in allen gerechneten Szenariovarian-
ten sämtliche Ausbauoptionen im Modell umgesetzt wurden. Da über die Maßnahmen des Netz-
entwicklungsplans hinaus keine weiteren Ausbauoptionen hinterlegt wurden und diese bis zum 
Jahr 2034 (Szenario B 2034) reichen, entspricht das Ergebnis für 2050, mit dem die Szenario-
rechnungen im Projekt KonStGas durchgeführt wurden, dem Zielnetz des Netzentwicklungsplans 
2014 (vgl. Abbildung 61). 
 
Abbildung 61:  Darstellung des Stromübertragungsnetzes für 2015 und 2050 (grün: 220 kV, rot: 
380 kV) 
                                                
 
21  Die Ausbauoptionen umfassen Netzoptimierungen (bspw. Spannungserhöhungen), Netzverstärkungen 
(bspw. Neubau von Freileitungen mit höherer Übertragungskapazität in bestehenden Trassen) und 
Netzausbau (Erweiterung des Netzes durch zusätzliche Umspannwerke und Schaltanlagen oder zu-




4.3 Entwicklung der bestehenden Kraftwerke  
Bei der Entwicklung des Kraftwerksparks wird zwischen Bestandskraftwerken und Neuanlagen, 
die vom Modell zugebaut werden, unterschieden. Sowohl die Kapazitäten der bestehenden Kraft-
werke als auch die von Neuanlagen stellen im Modell Variablen dar. Die Bestandskraftwerke 
werden durch ihre Sterbelinie beschränkt, d. h. sie gehen spätestens bei Erreichen der hinterleg-
ten Lebensdauer vom Netz. Sie können grundsätzlich aber auch bei ökonomischer Vorteilhaf-
tigkeit vorzeitig zurückgebaut werden. 
 
Abbildung 62:  Entwicklung der Bestandskraftwerke in den 80-%-EE-Szenarien 
In Abbildung 62 ist die Entwicklung der Bestandskraftwerke in den 80-%-EE-Szenarien (ohne und 
mit PtG) dargestellt. Ein vorzeitiger Rückbau ist in beiden Szenarien nicht zu beobachten. Die 
variablen Betriebskosten der Bestandskraftwerke liegen in allen Perioden unter den Vollkosten 
(variable Betriebskosten zzgl. investitionsabhängige Kosten) der günstigsten Zubauoption (Gas-





















4.4 Kraftwerkszubau ohne PtG  
Für Neuanlagen stehen dem Modell an geeigneten Übertragungsnetzknoten, an denen eine Ver-
sorgung mit Erdgas gegeben ist, Gasturbinen und Gas-und-Dampf-Kraftwerke (GuD) als Aus-
bauoption zur Verfügung. Obwohl in den 80-%-EE-Szenarien grundsätzlich kein Ausstieg aus der 
Kohleverstromung unterstellt wird, finden Kohlekraftwerke keine Berücksichtigung bei Kraftwerks-
zubauentscheidungen. Vielmehr beschränkt sich die Auswahl an Investitionsoptionen auf Gas-
kraftwerke. Deren technische sowie ökonomische Parametrierung wurde aus dem Datenanhang 
II der BMU-Leitstudie [BMU-Leitstudie, 2010] entnommen. 
 
Abbildung 63:  Kraftwerkszubau im 80-%-EE-Szenario ohne PtG 
Der kumulierte Zubau von Kraftwerken beläuft sich bis 2050 auf etwa 32 GWel. Davon entfallen 
70 Prozent auf GuD-Anlagen und 30 Prozent auf Gasturbinen. Der Anstieg der Einspeisungen 
aus erneuerbaren Energien kann ab 2030 die wegbrechende (bis dahin noch ausreichend vor-
handene) konventionelle Kraftwerksleistung nicht mehr kompensieren. Es ergibt sich eine Ver-
sorgungslücke, die durch neue Kraftwerke geschlossen werden muss, was durch den Zubau so-
wohl von Gasturbinen als auch von GuD-Kraftwerken erfolgt. Die beiden Anlagentypen erfüllen 
dabei unterschiedliche Bedürfnisse und weisen im Betrieb (Anzahl Volllaststunden) erhebliche 
Unterschiede auf. Die Gasturbinen stellen insbesondere Flexibilitäten bereit. Sie kommen durch-
schnittlich in weniger als 100 Stunden pro Jahr zum Einsatz und decken damit die Stromnach-
frage nur zu einem geringen Teil. Die GuD-Kraftwerke hingegen werden zwischen 4.500 und 
6.900 Stunden im Jahr eingesetzt und tragen damit einen nennenswerten Anteil zur Deckung der 
















Der Zubau verteilt sich bei beiden Anlagentypen höchst unterschiedlich auf die einzelnen Perio-
den. Bereits bis 2030 werden rund 9 GWel zusätzliche Gasturbinen benötigt. Bis 2050 kommt 
dann lediglich ein GWel dazu. Bei den GuD-Kraftwerken verteilt sich der Zubau mehr auf die ein-
zelnen Perioden. Bis 2035 kommen 7,5 GWel dazu, bis 2045 weitere 9 und in der letzten Periode 
noch einmal 4 GWel, sodass sich der gesamte kumulierte Zubau auf ca. 22,5 GWel beläuft. 
4.5 Kraftwerkseinsatz und Netzbelastung ohne PtG  
Zunächst wurde für das beschriebene Szenario der Kraftwerkseinsatz mithilfe der Marktsimula-
tion ermittelt. Im linken Teil der Abbildung 64 ist die jährliche Erzeugungs- und Verbrauchsbilanz 
für Deutschland dargestellt. Die Last von ca. 480 TWhel wird überwiegend durch Must-Run-Er-
zeugung (Erzeugungsanlagen auf Basis erneuerbarer Energien) sowie durch gasgefeuerte kon-
ventionelle Kraftwerke gedeckt. Von den konventionellen Kraftwerken werden insbesondere, auf-
grund des hohen Wirkungsgrades, GuD-Kraftwerke eingesetzt. Kohlekraftwerke kommen auf-
grund der hohen Preise für CO2-Emissionen nicht zum Einsatz. Überschüsse der EE-Erzeugung, 
die nicht verbraucht, exportiert oder gespeichert werden können, müssen marktseitig abgeregelt 
werden. Insgesamt betrug die nicht integrierbare EE-Einspeisung 12,6 TWhel, was einem Anteil 
von ca. 3 % der gesamten EE-Erzeugung entspricht. 
 
Abbildung 64: Erzeugung/ Verbrauch Bilanz für das Jahr und in einer exemplarischen Woche 
Abbildung 64 zeigt zudem die stündliche Leistungsbilanz in einer exemplarischen Winterwoche. 
Die schwarze Linie stellt die Residuallast22 dar, die von den konventionellen Kraftwerken zu de-
cken ist. Innerhalb der Woche schwankt die Residuallast zwischen 35 und -35 GWel, was deutli-
che Unterschiede im Kraftwerkseinsatz verursacht. Während es in den Stunden mit negativer 
Residuallast zur Abregelung der EE-Anlagen und zum Pumpbetrieb bei hydraulischen Kraftwer-
ken kommt, wird die positive Residuallast hauptsächlich durch den Einsatz der GuD-Kraftwerke 
und Turbinen gedeckt. Import und Export bleiben während der Woche auf gleichem Niveau, au-
ßer in den Stunden mit extremen Werten der Residuallast. 
Im Handel mit den Nachbarländern erreicht Deutschland eine positive Bilanz von 74 TWhel. Es 
werden vornehmlich Überschüsse der Must-Run-Erzeugung in Richtung Süden (nach Italien) und 
Westen (Niederlande, Belgien) exportiert. Deutschland ist auch ein Transitland für Strom aus den 
                                                
 


















































skandinavischen Ländern. Der Import von 26 TWhel aus Dänemark, Schweden und Norwegen 
wird zum größten Teil weitertransportiert. 
 
Abbildung 65:  Jahres-Handelssaldo für deutsche Nachbarländer 
 
Abbildung 66:  Überlastete Leitungen im deutschen Übertragungsnetz 
Die Netzberechnungen zeigen deutliche Überlastungen im deutschen Übertragungsnetz. Insbe-
sondere sind Regionen umliegend von den Anschlusspunkten der Offshore-Windparks stark be-















troffen. In Abbildung 66 sind die überlasteten Leitungen dargestellt. Die Häufigkeit der Überlas-
tungen ist der Linienfarbe zu entnehmen. Insgesamt beträgt die Engpassleistung23 im Ausgangs-
zustand 73 TWhel. Mithilfe von Redispatch-Maßnahmen kann diese auf 21 TWhel reduziert wer-
den. Die Leitungen in der Nähe der Ostsee-Küste können aufgrund des geringen Redispatch-
Potenzials nur teilweise entlastet werden. Auch in dem nordwestlichen Netzbereich entstehen 
Engpässe aufgrund der großen Energiemengen, die von den Offshore Windparks zum HGÜ-An-
schlussknoten oder weiter in die Verbraucherzentren im Westen und Südwesten transportiert 
werden müssen. 
Abbildung 67: Ermittelter Redispatch-Bedarf 
Abbildung 67 veranschaulicht den ermittelten Re-
dispatchbedarf pro Jahr. Zudem ist der Redis-
patch unten in der Abbildung 68 nach Kraftwerks-
technologie aufgeschlüsselt. Es ist zu sehen, 
dass der negative Redispatch mittels Abregelung 
der EE-Anlagen erfolgt. Grund dafür ist der Anteil 
dieser Technologie an der gesamten Stromer-
zeugung sowie die räumliche Lage. Der Großteil 
der Abregelung erfolgt im Nordwesten, an den 
Anschlussknoten der Nordsee-Windparks. Der 
positive Redispatch wird meistens durch Gas- o-
der Steinkohlekraftwerke realisiert. Obwohl die 
Kohlekraftwerke hohe Erzeugungskosten auf-
weisen, werden diese, aufgrund der günstigen 
Lage, oft für Redispatch eingesetzt. Der positive 
Redispatch erfolgt in der Nähe der Verbrauchs-
zentren im Westen und in der Region Hamburg. 
Aufgrund der begrenzten Transportkapazität 
mussten 43,5 TWhel Strom aus erneuerbaren 
Energiequellen abgeregelt werden, zusätzlich 
zur marktseitigen Abregelung i. H. v. 12,6 TWhel. 
Dies entspricht einem Anteil von 10 % der ge-
samten EE-Erzeugung. 
Die Ergebnisse der Netzbetriebssimulation deu-
ten auf einen Bedarf an zusätzlichen Netzaus-
baumaßnahmen hin. 
Es zeigt sich also, dass sowohl marktseitig als auch netzseitig erhebliche Mengen an EE-Erzeu-
gung nicht integriert werden könnten. Dies stellt eine Chance für den Ausbau von Speichern dar. 
Insbesondere wären hierbei sektorkoppelnde Technologien wie PtG von Vorteil, da Energie ggf. 
über die Infrastruktur anderer Sektoren transportiert werden kann, um so das Stromnetz zu ent-
lasten. 
                                                
 
23  Engpassarbeit wird je Leitung und je Stunde angegeben und drückt aus, um wieviel die simulierte Ener-
gieübertragung die Transportkapazität der Leitung überschreitet. 
















4.6 Kraftwerkszubau mit PtG  
Wie bereits beim 80-%-EE-Szenario ohne PtG gesehen, kommt es auch im 80-%-EE-Szenario 
mit PtG ab 2030 zu einem Zubaubedarf, der auf den Wegfall bestehender Kraftwerkskapazitäten 
zurückzuführen ist und vom Anstieg bei der erneuerbaren Stromeinspeisung nicht kompensiert 
werden kann. Es ergeben sich im Vergleich zwei Unterschiede. Zum einen wächst der kumulierte 
Zubau bis 2050 auf knapp 36 GWel. Zum anderen verteilt sich dieser Zuwachs einerseits gleich-
mäßiger auf die Kraftwerkstypen (GuD 52 Prozent, Gasturbinen 48 Prozent) und zum anderen 
verteilt sich der Zubau je Kraftwerkstyp gleichmäßiger auf die einzelnen Perioden. 
 
Abbildung 68:  Kraftwerkszubau im 80-%-EE-Szenario mit PtG 
4.7 Integration von PtGA 
Im Vorfeld der Szenariorechnungen wurden zunächst mögliche und sinnvolle Standorte für PtGA 
bestimmt. Dies erfolgte in zwei Schritten. Am RWTH sind die Standorte mit negativem Redis-
patchbedarf, also Übertragungsnetzknoten, an denen erneuerbare Energien abgeregelt werden 
müssen, identifiziert worden. In einem zweiten Schritt sind diese Netzknoten an der TUB dahin 
gehend überprüft worden, ob eine gasseitige Netzanbindung für PtGA, die im Einzugsbereich des 
jeweiligen Übertragungsnetzknotens zugebaut werden, gewährleistet werden kann. Die aus die-
ser Überprüfung resultierenden verbleibenden Übertragungsnetzknoten sind in das Modell am 
KIT-IIP übernommen worden. An diesen Knoten konnte das Modell endogen und voll integriert 


















Abbildung 69:  Geografische Verteilung des PtG-Zubaus im 80-%-EE-Szenario 
  
In Abbildung 69 sind die zwei Regionen mit dem höchsten Bedarf an negativem Redispatch rot 
markiert. In diesen Regionen erfolgt der Zubau der PtGA. In Summe werden an drei Standorten 
etwa 5 GWel zugebaut. Der Zubau fällt bis 2040 mit 200 MWel installierter Leistung kaum ins Ge-
wicht. Erst in 2045 bei Überschreitung eines EE-Anteils von 80 Prozent (EE-Anteil 2045: 88 %) 
kommt es zu einer nennenswerten Integration von PtGA, sodass der kumulierte Zubau auf ca. 





4.8 Kraftwerks- und PtG-Einsatz, Netzbelastung  
Entsprechend dem in Kapitel 2.2.2 beschriebenen Vorgehen wurden die PtGA in der Marktsimu-
lation modelliert. Um die Effekte der hinzugefügten Anlagen auf das Marktergebnis zu verdeutli-
chen, ist in der Abbildung 70 eine Gegenüberstellung der Ergebnisse der Marktsimulation mit und 
ohne PtGA dargestellt. 
 
Abbildung 70:  Effekte der PtGA auf das Marktergebnis 
In der Grafik links unten sind die Änderungen der jährlichen Erzeugungs- und Verbrauchsbilanz 
im Vergleich zum Szenario ohne PtG dargestellt. Die meisten Änderungen sind auf der Ver-
brauchseite zu beobachten, da die EE-Abregelung nun um 7,2 TWhel reduziert werden kann. 
Diese Energie wird nun von den PtGA verwendet. Ein zusätzlicher Einsatz der PtGA wird durch 
gesteigerte Importe bzw. verringerte Exporte bewirkt. Der PtG-Einsatz beläuft sich daher auf ca. 
8,3 TWhel. Die Bilanz der konventionellen Kraftwerke bleibt weitestgehend unverändert. 
Der rechte Teil der Abbildung 70 veranschaulicht die Effekte der PtGA in stündlichen Bilanzen 
bzw. Fahrplänen. Wie der unteren Grafik zu entnehmen ist, erfolgt der Einsatz dieser Anlagen in 
den Stunden, wo bisher die Abregelung der EE-Erzeugung stattfand. Auf den Einsatz der kon-
ventionellen Kraftwerke sind keine Auswirkungen zu sehen. Es lässt sich daher schließen, dass 
die geringfügigen Änderungen in der jährlichen Bilanz der Gaskraftwerke auf die Änderungen des 
Kraftwerksparks zurückzuführen sind. Die PtG-Anlagen erzielen ca. 1.600 Volllaststunden, was 




































































Abbildung 71:  Änderung der Handelsbilanz bedingt durch den Einsatz der PtGA 
Abbildung 71 zeigt die Änderung der Handelsbilanzen mit den Nachbarländern im Vergleich zum 
Szenario ohne PtGA. Da die PtGA Überschüsse der EE-Erzeugung aus den Niederlanden (Ab-
regelung um 1,2 TWhel reduziert) und Dänemark (0,6 TWhel) beziehen, ist eine Erhöhung des 
Imports auf entsprechenden Netzkuppelkapazitäten festzustellen. Insgesamt wird die Handelsbi-
lanz um 3 % auf 72 TWhel Export reduziert. 
 
Abbildung 72:  Überlastete Leitungen im Szenario mit PtG 
In der Abbildung 72 ist die Häufigkeit der engpassbehafteten Leitungen im Szenario „80-%-EE 
mit PtG“ dargestellt. Neben den in Abschnitt 4.5 beschriebenen Überlastungen in der Nähe der 
















Nordsee- und Ostseeküste sind in diesem Szenario auch lokale Engpässe im Ruhrgebiet zu be-
obachten. Diese entstehen aufgrund des geänderten Kraftwerksparks, insbesondere weil die gas-
gefeuerten Kraftwerke nun in diesem Gebiet angeschlossen sind. Die gesamte Engpassarbeit 
wurde um 6 TWhel reduziert, teilweise aufgrund der Tatsache, dass sich die PtGA im Norden 
befinden und die stark positive Leistungsbilanz von diesem Netzbereich (aufgrund der EE-Ein-
speisung) reduzieren. Durch Redispatch können, wie im Szenario ohne PtGA, 52 TWhel behoben 
werden. Aufgrund des begrenzten Redispatch-Potenzials verbleiben 15 TWhel. Auch hier erkennt 
man den Bedarf an weiteren notwenigen Netzausbaumaßnahmen. 
Abbildung 73: Ermittelter Redispatchbedarf 
Die geänderten Kraftwerksstandorte bewir-
ken eine Änderung der Ergebnisse der 
Netzbetriebssimulation. Obwohl die Redis-
patchmenge relativ konstant bleibt, ver-
schiebt sich der positive Redispatch auf-
grund der neuen Kraftwerksstandorte zum 
Ruhrgebiet. Wie in Abbildung 73 darge-
stellt, erhöht sich nun der Anteil der Gas-
kraftwerke am positiven Redispatch. Koh-
lekraftwerke werden weniger für Redis-
patchmaßnahmen benutzt, da nun mehr 
günstigere Gaskraftwerke im Ruhrgebiet 
vorhanden sind.  
PtGA sind mit 3 TWhel zumeist am positi-
ven Redispatch beteiligt. Dies bedeutet 
dass der Einsatz dieser Anlagen gedrosselt 
wird. Grund für ein solches Ergebnis ist die 
Position dieser Anlagen im Netz. Sie befin-
den sich in der Nähe von lokalen Engpäs-
sen, die auch teilweise aufgrund des 
Strombezugs dieser Anlagen entstehen. 
Die leichte Erhöhung der EE-Abregelung 
auf 45 TWhel ist auf die lokalen Engpässe 
in der Nähe der PtGA zurückzuführen. Bei 
der Auswahl der Anschlussknoten der 
PtGA ist es daher wichtig, die Transportka-
pazität der umliegenden Leitungen zu be-
rücksichtigen. 
 
Zusammenfassend kann man festhalten, dass die PtGA zur Integration der  
EE-Erzeugung beitragen. Insbesondere wurde die marktseitige Abregelung reduziert. Die EE-Er-
zeugung muss jedoch zu den PtGA transportiert werden, was lokale Engpässe bewirken kann. 
Somit hängt der Einfluss der PtGA auf die netzseitige Abregelung der EE-Anlagen stark mit der 
Wahl des Standorts und der Wahl von Netzausbaumaßnahmen zusammen.  
 

















4.9 Anteil der erneuerbaren Gase an der deutschen Gasnachfrage 
Die Erdgasnachfrage im Projekt KonStGas ist durch das Energiesystemmodell IKARUS der Pro-
jektpartner IEK-STE für das Modelljahr 2050 mit 405 TWhth Hi berechnet worden. Für die kosten-
minimale Deckung der Gasnachfrage stehen im Modell GAMAMOD für Deutschland folgende 
Erdgasquellen zur Verfügung: inländische Erdgasförderung, Biogas oder Erdgasimporte. An-
schließend wird mittels einer ex-post Betrachtung berechnet, welchen Anteil EE-Gas24 an der der 
Deckung der Gasnachfrage einnimmt. Dem liegt die Annahme zugrunde, dass eingespeistes EE-
Gas die Erdgasnettoimporte substituiert25. Die Nettoimporte sind dabei als die Differenz aus den 
Erdgasimporten nach Deutschland abzüglich der Erdgasexporte aus Deutschland definiert. 
In Abbildung 74 ist die Deckung der Gasnachfrage im Basisjahr 2011 und im Modelljahr 2050 im 
80-%-EE-Szenario aufgeführt.  
 
Abbildung 74: Deckung der Nachfrage in Deutschland im 80-%-EE-Szenario mit PtG 
Quelle: Eigene Darstellung der Modellergebnisse GAMAMOD 
 
                                                
 
24  EE-Gas bezieht sich in diesem Zusammenhang auf mittels PtG erzeugten Wasserstoff bzw. Methan. 
Zunächst gilt die Annahme, dass Wasserstoff in das Erdgasnetz eingespeist wird. Die TUB hat basie-
rend auf einer Analyse des technischen Gasflusses festgestellt, dass die Konzentrationsgrenze von 15 
Vol.-% Wasserstoff teilweise überschritten wird, sodass an einzelnen Einspeisepunkten eine Methani-
sierung notwendig ist. 
25  Die Gestehungskosten von EE-Gasen (minimal 6-10 ct/kWhth) liegen über den zu erwartenden Import-
preise von Erdgas (3 ct/kWhth) und somit sind EE-Gase voraussichtlich nicht wettbewerbsfähig. Daher 





Die Ergebnisse des IKARUS-Modells ergaben, dass die Erdgasnachfrage in Deutschland von  
601 TWhth,Hi im Jahr 2011 auf 405 TWhth Hi im Jahr 2050 sinkt. Im Jahr 2050 wird es in Deutsch-
land keine Erdgasförderung mehr geben. In der Folge sinkt der Anteil der deutschen Erdgasför-
derung an der Deckung der Erdgasnachfrage von 11% im Jahr 2011 auf 0% in 2050. Vielmehr 
gewinnt Biogas als „einheimische Gasquelle“ an Bedeutung. Der Biogasanteil an der Deckung 
der Nachfrage beträgt 2011 lediglich 1% und steigt bis 2050 auf 8%. Der gegenläufige Trend 
einer sinkenden Gesamtnachfrage und einer steigenden Biogaseinspeisung begünstigt diesen 
Anstieg. 
Im 80-%-EE-Szenario wird nur ein geringer Teil der Energie aus erneuerbaren Quellen über PtGA 
in den Erdgassektor integriert. Mit einem Anteil von 1% an der Deckung der gesamten Erdgas-
nachfrage in 2050, kann der regenerativ erzeugte Wasserstoff nur einen geringen Teil der Erd-
gasimporte substituieren. Es wird davon ausgegangen, dass die Einspeisung von Wasserstoff in 
das Erdgassystem Vorrang gegenüber Methan hat, da die Umwandlungsverluste und Kosten ge-
ringer sind. Es ist jedoch davon auszugehen, dass in einzelnen Netzabschnitten Methan einge-
speist wird, da die Einspeisung von Wasserstoff technischen Grenzwerten unterliegt. Dieser liegt 
derzeit bei 5 Vol.-% und wenn Erdgastankstellen im nachgelagerten Netz angeschlossen sind bei 
2 Vol.-%. Die Anhebung der Grenzwerte für die Einspeisung von Wasserstoff in das Erdgasnetz 
wird diskutiert, in diesem Vorhaben wird von 15 Vol.-% ausgegangen. Die gasnetztechnische 
Ausgestaltung und die detaillierten Einspeisemengen sind regional aufgelöst vom Gasflussmodell 
der Projektpartner der TUB berechnet worden. 
Im 80-%-EE-Szenario übersteigt die Einspeisung von Biogas mit einem Anteil von 8% an der 
Erdgasnachfrage deutlich die des Wasserstoffs, der lediglich 1% der Nachfrage deckt. Insgesamt 
kann so die Größenordnung des relativen Anteils der inländischen Erdgasproduktion von 11% in 
2011 durch die Ersetzung von EE-Gasen mit 9% in 2050 an der Deckung der Erdgasnachfrage 
aufrechterhalten werden. Bezogen auf die absoluten Gasmengen sinkt der Anteil inländischer 
Gase von 74 TWhth Hi/a (konventionelle Erdgasförderung) in 2011 auf 38 TWhth Hi/a (Biogas und 




4.10 Potenziale zur Aufnahme von Gasen aus PtGA und Auswirkun-
gen auf die Gasverteilnetze  
Die Kapazitäten der Gasverteilnetze 
zur Aufnahme von Gasen aus PtGA 
hängen vor allem von der Entwicklung 
der Gasnachfrage und der zulässigen 
Wasserstoffkonzentration bis 2050 ab. 
Es gelten die in den Abschnitten 2.3.2 
und 3.2.2 beschriebenen Rahmenbe-
dingungen zur Entwicklung der Gas-
nachfrage und die Annahmen, dass für 
die Kapazitäten der Gasverteilnetze 
eine ganzjährige Verfügbarkeit zur Auf-
nahme der Gase aus PtGA gewährleis-
tet sowie eine maximal zulässige Was-
serstoffkonzentration von 15 Vol.-% 
vorausgesetzt werden.  
Unter diesen Bedingungen ergibt sich 
mit der im Abschnitt 2.3.2 beschriebe-
nen Methodik für die Gasverteilnetze 
deutschlandweit eine potenzielle 
PtGA-Leistung (Wasserstoffeinspei-
sung) in Höhe von ca. 1.400 MWel. Die 
Potenziale in den einzelnen Regionen 
unterscheiden sich stark und liegen 
zwischen 0 und 50 MWel (durchschnitt-
lich ca. 4 MWel je Landkreis).  
Die Einspeisung von Methan aus PtGA 
unterliegt nicht den Beschränkungen 
einer maximalen Konzentration, wie 
bei Wasserstoff, und kann prinzipiell 
Erdgas komplett substituieren. Die Po-
tenziale für die Einspeisung von Me-
than sind daher deutlich größer als die 
für Wasserstoff und liegen deutschlandweit bei ca. 28.000 MWel sowie durchschnittlich bei ca. 
70 MWel je Landkreis.  
Die Gasverteilnetze können somit deutschlandweit signifikante Potenziale zur Aufnahme von er-
neuerbaren Gasen aus PtGA bereitstellen. Der stromseitige Bedarf zur Entlastung der Übertra-
gungsnetze (siehe Abschnitt 4.7) liegt allerdings noch deutlich darüber und erfordert eher wenige 
große Anlagen, vor allem in Norddeutschland. Die Potenziale der Verteilnetze eignen sich daher 
vor allem zur Kopplung mit den Stromnetzen bis hoch zur 110 kV-Ebene (nicht Betrachtungsge-
genstand dieser Studie), deren Entlastung sich positiv auf die überlagerten Netze auswirken kann 
[Hüttenrauch et al., 2015], [Moser et al., 2014]. Wenn Methan oder Wasserstoff in diesen Grö-
ßenordnungen in die Gasverteilnetze eingespeist werden hat das Auswirkungen auf den Gasbe-
zug aus den vorgelagerten Transportnetzen. Bei 15 Vol.-% Wasserstoff beträgt die Reduzierung 
Abbildung 75:  PtG-Potenziale (Wasserstoff) in den Gasver-
teilnetzen im Jahr 2050 




etwa 5 % vom vorherigen Erdgasvolumenstrom, dies kommt durch den gegenüber Erdgas gerin-
gen Brennwert von Wasserstoff i. H. v. 3,54 kWhth Hs/m³ (Erdgas H ca. 11,45 kWhth Hs/m³) zu-
stande. Methan substituiert Erdgas, nahezu im Verhältnis 1:1.  
Auch auf die Gasbeschaffenheit im Verteilnetz verändert sich, vor allem die Einspeisung von 
Wasserstoff führt in Abhängigkeit vom Verhältnis aus Erdgasvolumenstrom und PtGA-Anlagen-
leistung zu signifikanten Veränderungen der Gaszusammensetzung und der resultierenden Gas-
kennwerte.  
In Abbildung 76 ist dargestellt, wie sich die Wasserstoffkonzentration in einem Gasverteilnetz bei 
Einspeisung mit konstanter PtGA-Leistung über ein Jahr entwickelt. Stärkere Schwankungen im 
Bereich von 0 – 15 Vol.-% wären insbesondere bei einer diskontinuierlichen Einspeisung der 
PtGA zu erwarten. Der verhältnismäßig große Schwankungsbereich zwischen der zulässigen 
Wasserstoffkonzentration im Erdgas stellt besondere Herausforderungen u. a. an industrielle 
Brennerregelungen, Abhilfe können hier z. B. der Einsatz von Zwischenspeichern oder eine an 
den Erdgasvolumenstrom angepasste Fahrweise der PtGA schaffen.  
 
Abbildung 76:  Entwicklung der Wasserstoffkonzentration (Jahresverlauf, Beispiel) 
Quelle: DBI, eigene Darstellung 
4.11 Potenziale zur Aufnahme von Gasen aus PtGA und Auswirkun-
gen auf die Gastransportnetze  
Für die Betrachtung ökonomischer Herausforderungen und technischer Grenzen sind für die Ana-
lyse detaillierte Kenntnisse der Gasinfrastruktur in Deutschland notwendig. Eine Aufnahme der 
Aufkommen von Wasserstoff durch einen hohen Einsatz von PtG und dessen Fortleitung mit 





































Dieser wiederum ist vom betrachteten Szenario abhängig und wird durch den entwickelten Gas-
bedarf in Deutschland und den modellierten Export determiniert. Die Ergebnisse der szenarien-
basierten Modellrechnungen für Strom- und Gasnetze in hoher regionaler und zeitlicher Auflö-
sung zeigen auf, in welchen Regionen und an welchen lokalen Netzknoten hohe Überschüsse 
von erneuerbarem Strom auftreten können und welche Potenziale im Gastransportnetz für eine 
Aufnahme erneuerbarer Gase bestehen. Neben einem umfangreichen Einsatz einer Methanisie-
rung durch Ausnutzung erneuerbarer CO2-Quellen ist die ausschließliche Nutzung von Teilnetzen 
oder vorhandenen Leitungen der Gasinfrastruktur für die Fortleitung oder die lokale Speicherung 
des anfallenden Wasserstoffs denkbar und wurde konkreter in einzelnen Fallbeispielen unter-
sucht. Dies erlaubt eine Identifikation geeigneter zusammenhängender Teil- oder Inselnetze auf 
der regionalen Transport- oder Verteilebene für weitergehende Betrachtungen in Modellregionen. 
4.11.1 Verknüpfungspunkte der Netze 
Die Untersuchung des Potenzials erfolgte auf Grundlage der Daten aus dem Stromsystem 
[RWTH]. Es lagen tägliche Zeitreihen des Potenzials in Form von Wasserstoff je Netzknotenpunkt 
vor. Hierbei wurden drei wesentliche Szenarien unterschieden, welche sich in der Kraftwerkspark-
zusammensetzung, der Regelung des Stromnetzes, dem Anteil erneuerbarer Energiesysteme 
am Kraftwerkspark, der lokalen Verteilung des PtG Strompotenzials , dem lokalen Bedarf an Gas 
für die erdgasbetriebenen Kraftwerke und der Anzahl der Stromknotenpunkte unterschieden. Die 
Unterschiede zwischen den Szenarien lassen sich mit folgenden Kenngrößen verdeutlichen, 
siehe Tabelle 17. 







Anzahl Verknüpfungen Strom <-> 
Gas 
3 17  30 
Aufkommen H2 [TWhth Hi/a] 4 78 117 
Verbrauch Gaskraftwerke [TWhth Hi/a] 218 128 108 
Quelle: RWTH (Werte gerundet) 
Das Aufnahmepotenzial des Gastransportnetzes von erneuerbaren Gas aus Überschüssen aus 
dem Stromsystem richtet sich nach der Bewirtschaftung der Gasnetze und dem berechneten 
Fluss aus der Modellrechnung. Um das Aufkommen von Wasserstoff oder synthetischem Methan 
im Gastransportnetz aufnehmen und fortleiten zu können, ist Netzausbau für die Verknüpfung 
der Netze erforderlich. Hierfür wurden in einem Geoinformationssystem benachbarte Netzknoten 
betrachtet, die für eine Entnahme von Strom und eine Einspeisung von Gas grundsätzlich in 
Frage kommen. Abbildung 77 zeigt die regionalen Verknüpfungen zwischen den Strom- und Gas-
netzmodellen: die räumliche Verteilung der betrachteten Verknüpfungspunkte in den drei Szena-





Abbildung 77:  Betrachtete regionale Verknüpfungspunkte zwischen Strom- und Gasnetzen 
Eine mögliche Verknüpfung der Systeme kann ein Ausbau über die kürzeste Distanz erfolgen, 
was jedoch eine Eignung vorhandener Netze und lokaler Gegebenheiten nicht berücksichtigt. Es 
wird der minimale Abstand für alle Stromnetzknoten zur jeweils nächsten Gasleitung berechnet. 
Dieser wird dann der jeweilige Punkt zugeordnet, siehe Abbildung 78. Ein Ausbau zu einer weiter 
entfernten Leitung kann aus Sicht der Gasverteilung und Aufnahmefähigkeit sinnvoll sein. Somit 
lassen sich zwei Varianten ableiten: 
 ohne Netzausbau bei kürzester Distanz, hierbei ist der Aufwand für die Verbindung sehr 
gering und wird vernachlässigt 
 mit Netzausbau, durch Realisierung zusätzlicher Maßnahmen für eine verbesserte Ver-





Abbildung 78:  Räumlichen Distanz zwischen den Netzknoten Strom-Gas 
4.11.2 Exemplarische Betrachtungen 
Für die Bewertung wird verglichen, ob ein Aufnahmepotenzial von erneuerbarem Gas durch zu-
sätzliche Maßnahmen verbessert werden kann. Neben der Überwindung der räumlichen Distanz 
zwischen den Netzen soll möglichst das gesamte Potenzial durch die Gasleitungen fortgeleitet 
werden. Im Zuge der veränderten Bewirtschaftung der Gasnetze in den betrachteten Szenarien 
gibt es Leitungen, in denen ein eher geringer Gasfluss vorherrscht, weshalb die Potenziale nicht 
vollständig aufgenommen werden können. Durch Inkaufnahme einer höheren Entfernung könnte 
eine erhöhte Aufnahmekapazität bzw. lokale Nutzung des Wasserstoffes realisiert werden. Durch 
Standortanalysen der lokalen Umgebung der betrachteten Standorte, soll das Aufnahmepotenzial 
verbessert werden. Bei den einzelnen Standortanalysen wurden verschiedene Möglichkeiten be-
rücksichtigt, die Netzausbau für eine verbesserte Integration erfordern. Im einfachsten Fall wird 
ein größerer Durchmesser der Leitung oder Einspeisung in mehrere Leitungen betrachtet, anstatt 
der nächsten Leitung wird hier die nächstbeste Leitung gewählt. Diese wird anhand des größten 
Nenndurchmessers und des maximalen Drucks gewählt. Alternativ ließe sich das Potenzial eines 





Durch die Einspeisung von Wasserstoff in Leitungen und Netze mit Anschlussverhältnissen an 
Nachbarländer ist es möglich, dass erneuerbares Gas exportiert wird. In Abbildung 79 ist diese 
Situation exemplarisch skizziert. 
 
Abbildung 79:  Export von Wasserstoff nach Dänemark 
Auf den Gasleitungen zwischen Deutschland und Dänemark herrschen heute noch bidirektionale 
Flüsse, zukünftig kann hier mit einer konstanten Versorgung von Dänemark und Schweden ge-
rechnet werden. Eine direkte Einspeisung von Wasserstoff ist hier durch einen möglichen Eintrag 
in Porenspeicher in Dänemark begrenzt. 
4.11.2.2 Inselversorgung 
Berücksichtigung der Netztopologie, Betrachtung regionaler Transportnetze sowie einer mögli-
chen Bildung von Inselnetzen, ohne Rückspeisung von Gas in die Transportebene. Neben den 
Verteilnetzen (siehe auch Abschnitt 4.10) können auch regionale Transportleitungen für die Bil-
dung von Teilnetzen zur ausschließlichen Nutzung von Wasserstoff in Frage kommen. Die in 
Abbildung 80 betrachtete Region verfügt heute über einen vorwiegend industriell geprägten Gas-





Abbildung 80:  Bildung von Inselnetzen 
4.11.2.3 Anbindung an Kavernenspeicher 
Eine direkte Einspeisung von Wasserstoff in Nordwestdeutschland ist stark begrenzt, da die Im-
porte aus Norwegen in dem Szenario zurückgehen. Hohe Transportkapazitäten sind hier vorhan-
den und überwiegend nur mit Methanisierung nutzbar. Daher wäre eine Einlagerung von erneu-
erbarem Methan oder der Einsatz von separaten Salzkavernen für die Speicherung von Wasser-
stoff denkbar – diese könnten als Zwischenspeicher für das fluktuierende Wasserstoffaufkommen 






Abbildung 81:  Einsatz von Kavernenspeichern für die Speicherung von erneuerbarem Gas 
4.11.2.4 Industrielle Nutzung 
In der chemischen Grundstoffindustrie wird Wasserstoff als Rohstoff angewandt und nachgefragt. 
Liegen Netzknoten in unmittelbarer Nähe zu Chemieparks, wäre eine lokale Nutzung durch kleine 
Netzstrukturen denkbar. Neben der chemischen Grundstoffindustrie ließen sich dann auch wei-
tere Industriebranchen mit erneuerbaren Gas versorgen. Hierzu wäre in der Regel eine Methani-
sierung notwendig, da Wasserstoff für viele Industrieprozesse aus den energieintensiven Bran-





Abbildung 82:  Industrielle Nutzung von erneuerbarem Gas 
4.11.3 Vorgehen bei der Bewertung 
Das Potenzial für eine Nutzung von erneuerbarem Wasserstoff im Gasnetz durch Einspeisung in 
Transportleitungen ergibt sich aus dem vorhandenen Gasfluss in den Leitungen und Anforderun-
gen an die Gaszusammensetzung. Um das Potenzial der Einspeisung des erneuerbaren Was-
serstoffs in das Gasnetz zu ermitteln, wird eine entsprechende Einspeisung unterstellt. Derzeit 
existiert eine Obergrenze für den Wasserstoffanteil von <10 Vol.-% nach [DVGW G 262, 2013], 
zukünftig soll dieser Grenzwert weiter erhöht werden und wurde für die weiteren Berechnungs-
schritte mit 15 Vol.-% angesetzt. Hierbei wird eine sehr hohe Anpassungsfähigkeit der Verbrau-
cher an hohe Wasserstoffanteile unterstellt. Weitere Anforderungen an eine stetige Gaszusam-
mensetzung bezüglich der Änderungsgeschwindigkeit der Anteile einzelner Gasbestandteile be-
dürfen aber weitergehender Untersuchungen. 
Durch die Bewertung ergibt sich auch, ob Überschüsse an Wasserstoff auftreten, welche vor der 
Einspeisung zunächst methanisiert werden müssen, um einen maximal zulässigen Anteil Was-
serstoff von 15 Vol.-% am Gasfluss nicht zu überschreiten. Für jeden Standort wurde in jedem 
Szenario ermittelt, wie viel Gas in Form von Wasserstoff und/ oder Methan aufgenommen werden 
kann. Dabei werden folgende Fälle quantifiziert: 
 Direkte Einspeisung von Wasserstoff bis zu einem Grenzwert von 15 Vol.-% 
 Kombination mit Methanisierung, zusätzliche Einspeisung von synthetischem Methan 




Das Potenzial für eine Einspeisung von Wasserstoff in das Gasnetzmodell der betrachteten Zeit-
scheibe wird durch den mit der Netzsimulation berechneten Gas-Volumenstrom determiniert, wo-
bei der Zustand in der Leitung und die Zumischung berücksichtigt werden. Die gewählte Ober-
grenze von 15 Vol.-% Wasserstoffanteil am aktuellen Volumenstrom [in 1.000 Nm³/h] bezogen 
auf die Energiemenge [MWhth Hi/h] und bei Berücksichtigung der brenntechnischen Kenndaten 
[DVGW G 260, 2013] ergibt sich ein nutzbares Potenzial von ca. 4 % des Gasflusses im Netz. 
Anhand der Auswertung für einen ausgewählten Standort in Abbildung 83 kann die Bewertung 
verdeutlicht werden. Der für eine mögliche Einspeisung notwendige Gasfluss als Trägerstrom 
(schwarz) und das Aufkommen von Wasserstoff aus dem Stromsystem (rot) sind hier für ein 
Quartal in eine Übersicht gebracht. Wie man leicht sieht, ist das Potenzial für eine direkte Ein-
speisung und Nutzung von Wasserstoff begrenzt (blau) und ein hoher Anteil erneuerbaren Stroms 
kann ohne zusätzliche Methanisierung nicht integriert werden. 
 
Abbildung 83:  Gasfluss, maximaler energetischer Anteil Wasserstoff am Fluss, H2-Aufkommen aus 
Stromsystem 
Durch die Methanisierung des verbleibenden Wasserstoffs kann das Aufkommen aus dem 
Stromsystem besser genutzt werden. Die Kombination einer Einspeisung von Wasserstoff und 
zusätzlicher Methanisierung ist in Abbildung 84 dargestellt. 
	
 




Unterstellt man eine vollständige Methanisierung des Aufkommens von Wasserstoff aus dem 
Stromsystem, so kann das erneuerbare Gas direkt in das Gasnetz eingespeist werden und das 
vorhandene importierte Gas zum Teil verdrängen, siehe Abbildung 85. 
 
Abbildung 85:  Vollständige Methanisierung des H2-Aufkommens und direkte Einspeisung als Me-
than 
4.11.4 Gastransportnetz  
Auf Grundlage des weiterentwickelten Gasnetzmodells und der erstellten Szenarien über die zu-
künftige Gasversorgung in hoher regionaler und zeitlicher Auflösung (vgl. Kapitel 2) erfolgte eine 
Bewertung der Potenziale für eine Einspeisung und Nutzung von Wasserstoff und/ oder synthe-
tischem Methan in Gastransportnetze für verschiedene Varianten von Netzausbaumaßnahmen 
(vgl. Kapitel 3). Die Zusammenfassung der Ergebnisse für die betrachteten Varianten erfolgt je-
weils für eine 
 direkte Einspeisung von Wasserstoff bis zu einem Grenzwert von 15 Vol.-%, 
 Kombination mit Methanisierung, zusätzliche Einspeisung von synthetischem Methan und 
 vollständige Methanisierung und ausschließlich Einspeisung von Methan. 
Diese Varianten der Einspeisung wurden jeweils für die verschiedenen Szenarien bewertet. Das 
80-%-EE-Szenario beinhaltet ein moderates Aufkommen von PtG-Wasserstoff aus dem 





Abbildung 86:  Einspeisemöglichkeiten für PtG im 80-%-EE-Szenario 
Wie man sieht, sind alle Varianten der Einspeisung nutzbar: Die aggregierten Gasflüsse der Netz-
berechnungen reichen theoretisch aus, den Wasserstoff fortzuleiten. Eine Kombination mit oder 
die ausschließliche Methanisierung sind dadurch ebenfalls nutzbar. 
4.12 Auswirkungen von PtG auf das Energiesystem  
Um die Auswirkungen der von den Projektpartnern auf Basis der von IEK-STE gelieferten Strom- 
und Gasnachfrage errechneten Ergebnisse für das Strom- und Gassystem auf die Gesamtheit 
des Energiesystems zu untersuchen, wurden die Ergebnisse der Projektpartner dem IKARUS 
Modell aufgeprägt und ihre Wirkung auf das restliche Energiesystem untersucht. 
4.12.1 80-%-EE-Szenario ohne PtG 
Die strom- und gasseitigen Ergebnisse der Projektpartner wurden als gesetzte Werte IKARUS 
vorgegeben und bewirken mathematisch eine Einschränkung des zulässigen Lösungsraumes. 
Ziel der Rechnung mit IKARUS ist die Ermöglichung einer Diskussion der Ergebnisse der Pro-
jektpartner unter Betrachtung des gesamten deutschen Energiesystems. Hierzu zeigt Abbildung 
87 das Ergebnis für die Entwicklung der Kohlendioxidemissionen des 80-%-EE-Szenarios ohne 
PtG für die Jahre 2020 bis 2050. Zur Einordnung des historischen Niveaus insbesondere mit Blick 
auf das CO2-Reduktionsziel um 80 % bis 2050 gegenüber 1990 sind zusätzlich die gesamten 





Abbildung 87:  Kohlendioxidemissionen je Sektor, 80-%-EE-Szenario ohne PtG 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
 
Bis 2050 sinken die CO2-Emissionen gegenüber 1990 um 71 % auf 309,73 Mio. t CO2. Dies ent-
spricht einer Verfehlung des Reduktionsziels der Bundesregierung von 80 % gegenüber 1990 um 
9 %-Punkte. Die Reduktion wurde iterativ ermittelt, da sich für die Zielvorgabe einer Reduktion 
der CO2-Emissionen um 80 % keine Lösung unter Verwendung der vorgegeben technischen Op-
tionen zur CO2-Vermeidung mittels IKARUS ergibt. Hier fallen insbesondere fehlende technische 
Optionen für den Güterstraßenverkehr und den Industriesektor ins Gewicht. Beide Sektoren tra-
gen für sich genommen bis 2050 weniger als die geforderte Reduktion zur Verringerung der CO2-
Emissionen bei. Im intersektoralen Vergleich emittiert der Verkehrssektor ab dem Jahr 2045 so-
gar mehr CO2 als der Kraftwerkssektor. Im Gegensatz dazu tragen die Haushalte und der 
GHD-Sektor durch den Hebel des geforderten klimaneutralen Gebäudebestandes deutlich zur 
Erreichung des CO2-Ziels bei.  
Legende:  





Abbildung 88:  Kohlendioxidemissionen des Verkehrssektors, 80-%-EE-Szenario ohne PtG 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
Für den Verkehrssektor ist die Entwicklung der CO2-Emissionen in Abbildung 88 aufgetragen. Die 
Werte sind nach Personen- und Güterverkehrsleistung aufgeschlüsselt. Während die Emissionen 
im Personenverkehr bei nahezu gleichbleibender Personenverkehrsleistung (vgl. Abbildung 88) 
signifikant um 45,2 % von 109,9 Mio. t CO2 in 2015 auf 60,2 Mio. t CO2 in 2050 sinken, ändern 
sich die Emissionen im Güterverkehrsbereich nur sehr gering. Die Änderung liegt bei einem An-
stieg um 3,2 % von 48,7 Mio. t CO2 in 2015 auf 50,3 Mio. t CO2 in 2050. Auch dieser Verlauf folgt 
einer S-Kurve. Treiber dieses Verlaufs ist das Wechselspiel aus Effizienzsteigerung und Zu-
nahme des Gütertransportbedarfs. Im Maximum 2020 werden im Güterverkehr 51,4 Mio. t CO2 
emittiert, im Minimum 2040 sind es 47,6 Mio. t CO2. Die Senkung der Emissionen im Personen-
verkehr wird durch den PKW Verkehr getrieben und ist auf Effizienzsteigerungen im Bereich der 
Verbrennungsmotoren sowie auf den zunehmenden Einsatz von CO2-emissionsfreier Elektromo-
bilität zurückzuführen. Beim Blick auf den Personenflugverkehr zeigt sich, dass der absolute 
Emissionswert auch hier nahezu konstant bleibt (+0,8 Mio. t CO2 in 2050 im Vergleich zu 2015, 
dies entspricht einem Zuwachs von 3,6 %). Der Anteil der Emissionen des Personenflugverkehrs 
an den gesamten Emissionen des Personenverkehrs steigt jedoch deutlich. Während die CO2-
Emissionen des Personenflugverkehrs im Jahr 2015 ca. 20,2 % der CO2-Emissionen im Perso-
nenverkehr ausmachen, sind es 2050 bereits 38,0 %. Bei Bussen reduzieren sich die Emissionen 
um ungefähr ein Viertel auf 1,8 Mio. t, was einem Anteil von 3,0 % der gesamten Emissionen des 
Personenverkehrs entspricht.  
Im Güterverkehr wird im Unterschied zum Personenverkehr von einer deutlichen Steigerung der 
Verkehrsleistung bis 2050 ausgegangen (vgl. Tabelle 9). Durch Effizienzsteigerungen von Die-
selmotoren im Güterstraßenverkehr und von Flugzeugtriebwerken kann der Einsatz von fossilem 
Kerosin je Tonnenkilometer zwar reduziert werden, das Emissionsniveau bleibt insgesamt jedoch 
nahezu konstant. Eine weitere Absenkung findet aufgrund des steigenden Gütertransportbedarfs 
nicht statt. Somit ergeben sich im Jahr 2050 mit 50,3 Mio. t CO2 sogar 3,3 % höhere Emissionen 
als im Jahr 2015. Der Anteil der Emissionen des Flugverkehrs an den gesamten Emissionen des 




Die energiebedingten CO2-Emissionen im Verkehrssektor reduzieren sich auf 110,4 Mio. t und 
damit um ca. 68,1 % gegenüber 162 Mio. t CO2 in 1990 [BMWi, 2016]. Trotz dieser deutlichen 
Reduktion ist dies weniger als das für das gesamte Energiesystem angestrebte Reduktionsziel 
von 80 %, so dass andere Sektoren diese sektorale Zielverfehlung kompensieren müssen. Durch 
die Vorgabe des von den Projektpartnern unter marktwirtschaftlichen Gesichtspunkten ermittelten 
Kraftwerkseinsatzes erfolgt keine Kompensation durch den Kraftwerkssektor. Auch der Industrie-
sektor trägt nur in geringem Maße zur Reduktion der CO2-Emissionen bei. Die Sektorgrenze des 
Industriesektors in IKARUS unterscheidet sich in Bereichen der Industriekraftwerke von der Sek-
torgrenze in amtlichen Statistiken wie beispielsweise der AGEB. Aus diesem Grund ist der ermit-
telte Emissionswert für 2050 aus IKARUS nicht in Bezug zum Emissionswert 1990 der AGEB zu 
setzen. Nichtsdestotrotz lässt sich der geringe Reduktionsbeitrag von nur 6,9 % bis 2050 im Ver-
gleich zu 2020 ablesen, auch wenn dieser vor dem Hintergrund einer zunehmenden Industrie-
produktion zu sehen ist (vgl. Unterkapitel 3.1.1). Im Industriesektor bestehen aus Sicht der Auto-
ren jedoch auch die größten Unsicherheiten hinsichtlich von Technologieoptionen zur CO2-Ver-
meidung und der Fähigkeit fossile Brennstoffe durch erneuerbare Energieträger zu substituieren. 
Abschließend lässt sich aus Abbildung 87 schlussfolgern, dass für die Zukunft ein Bedarf nach 
CO2-armen Antrieben und Kraftstoffen auch für den Güterstraßen- und Luftverkehr sowie CO2-
armen Industrieprozessen existiert. Neue Technologien sind an dieser Stelle bedeutend für den 
Erfolg der Energiewende. Hier lässt sich ein Forschungsbedarf für die Zukunft ableiten. Durch 
PtG erzeugtes klimaneutrales Gas kann hier eine technische Option zur CO2-Vermeidung sein. 
Insbesondere bei den Industrieprozessen könnte durch PtG erzeugtes Methan als klimaneutrales 
Substitut für fossiles Erdgas einen Beitrag leisten. 
 
Abbildung 89:  Normierte Systemkosten je Sektor, 80-%-EE-Szenario ohne PtG 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
Abbildung 89 zeigt das Ergebnis für die Entwicklung der gesamten Systemkosten von 2015 bis 
2050. Die Höhe der Balken stellt einen Indikator für die Entwicklung der absoluten Kosten dar. 
Die Werte sind auf das Jahr 2015 normiert. Die Aufwendungen für den Primärenergiesektor26 
                                                
 




steigen trotz sinkender Nachfrage nach zu importierenden fossilen Energieträgern durch Steige-
rungen der Energieträgerpreise um 15,8 %. Auch die Kosten für die Endenergiesektoren Industrie 
(+555,8 %), Haushalte (+40,6 %) und GHD (+34,8 %) steigen bis 2050 deutlich und im Fall der 
Industrie gar um ein Vielfaches an. Diese Zuwächse werden allerdings absolut vom Kostenzu-
wachs im Verkehrssektor dominiert. Der Anteil der Kosten des Verkehrssektors an den Gesamt-
systemkosten liegt bereits in 2015 über 50 %. Dieser hohe Anteil ist auch in der Kostendefinition 
begründet: Im Verkehrssektor werden die gesamten durchschnittlichen Fahrzeugkosten für jede 
Antriebstechnologie (Benzin-PKW, Diesel-PKW, Diesel-LKW, usw.) erfasst. Im Unterschied 
hierzu werden in den anderen Endenergiesektoren Haushalte, GHD und Industrie nur die Kosten 
für die Energiewandlungstechnologien im Modell bilanziert. Kosten für Gebäude oder Industrie-
anlagen werden nicht in die Berechnung eingezogen. Dies ist darin begründet, dass das gesamte 
Fahrzeug zur Deckung des Transportbedarfs benötigt wird. Der deutliche Anstieg der Kosten im 
Verkehrssektor ergibt sich aus der geringen Auslastung der kostenintensiven effizienteren An-
triebe, die für die zukünftig angestrebte CO2-Vermeidung benötigt werden. Für eine signifikante 
Kraftstoffeinsparung des gesamten Verkehrssektors ist die Investition in eine Vielzahl teurer effi-
zienter Fahrzeuge erforderlich. Die Effizienzsteigerungen umfassen insbesondere die Hybridisie-
rung der Antriebsstränge und die Reduzierung von Fahrwiderständen wie Luft- und Rollwider-
stände. Fahrzeuge im Allgemeinen weisen jedoch bei heutigem Mobilitätsverhalten nur eine ge-
ringe Auslastung auf, die meiste Zeit des Tages stehen diese still. Besonders deutlich wird die 
geringe Auslastung mit Blick auf private PKW. Aus diesem Grund ist der Einfluss der Effizienz-
steigerung und damit der möglichen CO2-Vermeidung eines jeden einzelnen Fahrzeugs nur mar-
ginal. 
 
Abbildung 90:  Primärenergieverbrauch je Energieträger, 80-%-EE-Szenario ohne PtG 
 Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
Abbildung 90 zeigt das Ergebnis für die Entwicklung des Primärenergieverbrauchs bis zum Jahr 
2050. Auffällig ist die hohe Korrelation mit der Entwicklung der CO2-Emissionen. Im Jahr 2015 
decken fossile Energieträger noch 80,0 % des deutschen Primärenergieverbrauchs. Die Erneu-
erbaren decken trotz des bedeutenden Anteils von 35,7 % an der Stromerzeugung nur einen 
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Anteil von 12,6 % am gesamten Primärenergieverbrauch. Besonders der Wärmebereich und der 
Transport hinken bei der Integration Erneuerbarer dem Stromsystem deutlich hinterher. Bis 2050 
ist allerdings erkennbar wie der Anteil Erneuerbarer am Primärenergieverbrauch zunimmt. Der 
Anteil steigt bis zum Jahr 2050 für das gesamte Energiesystem auf 33,3 % und damit ungefähr 
auf den heutigen Wert des Stromsystems. Braunkohle wird bis 2050 nahezu vollständig aus dem 
Energiesystem gedrängt, während Steinkohle auf einem geringen Niveau Erdgas als fossilen 
Energieträger zur Ergänzung der Stromerzeugung aus Erneuerbaren ergänzt. Der Erdgasanteil 
am Primärenergieverbrauch beträgt im Jahr 2050 24,2 %. Der Anteil der fossilen Energieträger 
insgesamt liegt jedoch immer noch bei 66,7 %. In absoluten Werten sinkt der Verbrauch an fos-
silen Primärenergieträgern jedoch von 10.624 PJ in 2015 auf 5.731 PJ in 2050 und damit beinahe 
um die Hälfte (-46,1 %). Deutlich erkennbar bleibt der Sockelverbrauch von Mineralöl, das im 
betrachteten Szenario aufgrund des Güterstraßen- und Flugverkehrs auch in 2050 noch immer 
mit einem Anteil von 35,5 % zur Deckung des Primärenergieverbrauchs beiträgt. Der primärener-
getische Verbrauch von Mineralöl sinkt von 2015 bis 2050 um 19,3 %. Die Notwendigkeit von 
Energieeffizienzmaßnahmen in allen Sektoren wird neben einem Einsatz Erneuerbarer an dieser 
Stelle besonders deutlich. Dies unterstreicht die Klimareduktionsstrategie der Bundesregierung, 
die auf Effizienzverbesserung und den zunehmenden Einsatz von Erneuerbaren setzt.  
 
Abbildung 91:  Endenergieverbrauch je Sektor, 80-%-EE-Szenario ohne PtG 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
 
Wird der Blick weg vom Primärenergieverbrauch auf den Endenergieverbrauch gelenkt, so ist an 
dieser Stelle der Rückgang des Energieverbrauchs und somit die signifikante Wirkung von Ener-
gieeffizienzmaßnahmen im Haushalts und GHD Sektor erkennbar. So sinkt der gesamte End-
energieverbrauch von 2015 bis 2050 insgesamt um 36,7 % auf 5.632,6 PJ. Diese Entwicklung 
wird getrieben durch einen Rückgang um 33,3 % im Haushalts-, 38,4 % im Industrie-, 52,6 % im 
GHD-Sektor und 28,7 % im Verkehrssektor. Für den Verkehrssektor wird von der Bundesregie-
rung das Ziel angestrebt den Endenergieverbrauch bis 2050 um 40 % gegenüber 2005 zu verrin-
gern. Auf Basis der IKARUS zur Verfügung stehenden Technologieoptionen ist es dem Modell 
nicht möglich, diese Energieeinsparung zu erreichen. Das Modell erreicht eine Reduktion auf 
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1.844 PJ im Jahr 2050 gegenüber 2.586 PJ im Jahr 2005 [AGEB, 2015]. Die Gründe warum das 
Ziel der Endenergieverbrauchsreduktion im Verkehrssektor nicht erreicht wird sind identisch zu 
denen, warum der Verkehrssektor nicht zur CO2-Vermeidung beiträgt. Der Ausbau der Elektro-
mobilität wurde gemäß den Vorgaben der Projektpartner festgelegt. Jedoch würde ein weiterer 
Ausbau der Elektromobilität durch die hohe Effizienz von Elektromotoren weiteres Reduktionspo-
tenzial über den vorgegebenen Ausbaupfad hinaus erschließen. Der Endenergieverbrauch 2050 
setzt sich zu 28,4 % aus dem Industrie-, 27,0 % aus dem Haushalts-, 11,8 % aus dem GHD- und 
32,8 % aus dem Verkehrssektor zusammen. 
4.12.2 80-%-EE-Szenario mit PtG 
Vorweg ist festzustellen, dass sich der Ausbau von PtG nur geringfügig auf die absoluten Ver-
bräuche und CO2-Emissionen auswirkt. Dem Modell ist weiterhin ein Pfad entsprechend des Ba-
sisszenarios für die Entwicklung der Summe der CO2-Emissionen der Endenergiesektoren vor-
gegeben. Die CO2-Emissionen des Umwandlungssektors mit seinen Kraftwerken ergeben sich 
aus den Ergebnissen für die Stromerzeugung der Projektpartner.  
 
Abbildung 92:  Kohlendioxidemissionen je Sektor, 80-%-EE-Szenario mit PtG (unten) im Vergleich 




Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
Die Unterschiede in den Ergebnissen liegen an der Grenze zur Vernachlässigbarkeit. Mit Blick 
auf Abbildung 92 wird die Ähnlichkeit der Entwicklungen der Kohlendioxidemissionen für das 
80-%-EE-Szenario ohne PtG im Vergleich zum 80-%-EE-Szenario mit PtG deutlich, dessen Er-
gebnisse in Abschnitt 4.12.1 beschrieben wurden. Bei Betrachtung der absoluten Werte ist in 
dieser Darstellung kaum ein Unterschied erkennbar. Um die Effekte genauer analysieren zu kön-
nen, werden im Nachfolgenden die relativen Änderungen zum Szenario ohne PtG gezeigt. 
 
Abbildung 93:  Relative Änderung der Kohlendioxidemissionen je Sektor, 80-%-EE-Szenario mit PtG 
im Vergleich zum 80-%-EE-Szenario ohne PtG 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
Abbildung 93 ist die Entwicklung der prozentualen Änderung der Kohlendioxidemissionen je Sek-
tor des 80-%-EE-Szenarios mit PtG gegenüber dem 80-%-EE-Szenario ohne PtG dargestellt. 
Insgesamt ergibt sich für das Jahr 2050 kaum eine Verringerung der gesamten CO2-Emissionen. 
Die CO2-Emissionen verschieben sich etwas von der Industrie in den GHD-Sektor. Dessen CO2-
Emissionen im Jahr 2050 steigen um 10,3 % von 13,76 Mio. t CO2 im 80-%-EE-Szenario ohne 
PtG auf 15,2 Mio. t CO2 im 80-%-EE-Szenario mit PtG. Währenddessen sinken die CO2-Emissi-
onen des Industriesektors um 4,3 % von 68,9 Mio. t CO2 im 80-%-EE-Szenario ohne PtG auf 
65,9 Mio. t CO2 im 80-%-EE-Szenario mit PtG.  
Mit Blick auf die Entwicklung bis 2050 lässt sich die Auswirkung des myopischen Modellcharak-
ters beobachten. So gibt es mit Blick auf das Jahr 2030 im 80-%-EE-Szenario mit PtG einen 
Wechsel der Energiebereitstellung für den Industriesektor von öffentlichen Kraftwerken hin zur 
dezentralen Energiebereitstellung im Industriesektor, so dass sich die Emissionen im Industrie-
sektor relativ erhöhen und im Umwandlungssektor sinken. Für das Jahr 2035 gleicht sich die 
Entwicklung der CO2-Emissionen beider Szenarien wieder an.  
Die Zusammensetzung der Systemkosten ändert sich im 80-%-EE-Szenario mit PtG nur gering 
im Vergleich zum 80-%-EE-Szenario ohne PtG. Der Verkehrssektor dominiert weiterhin die Ge-
samtkosten des Energiesystems und verursacht primär ausgehend vom Jahr 2015 den deutlichs-





Abbildung 94:  Normierte Systemkosten je Sektor, 80-%-EE-Szenario mit PtG (rechts) im Vergleich 
zum 80-%-EE-Szenario ohne PtG (links) 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
Bei einem sektoralen Vergleich des 80-%-EE-Szenarios ohne PtG und des 80-%-EE-Szenarios 
mit PtG für das Jahr 2050 zeigt sich, dass die Kosten für die Primärenergiebreitstellung um 1,2 %, 
den Industriesektor um 7,4 %, den Haushaltssektor um 3,6 %, den GHD-Sektor um 16,5 % und 
den Umwandlungssektor um 4,1 % steigen. 
 
 
Abbildung 95:  Relative Änderung der Systemkosten, 80-%-EE-Szenario mit PtG im Vergleich zu 
ohne PtG 





Der Kostenanstieg ist aufgrund des geänderten Kraftwerkparks nicht eindeutig auf PtG zurück-
zuführen. In Abbildung 95 ist zur genaueren Betrachtung die relative Änderung der Gesamtsys-
temkosten für jedes Stützjahr bis 2050 aufgetragen. Die maximale Abweichung der Gesamtsys-
temkosten liegt bei 1,8 % im Jahr 2040. Angemerkt sei an dieser Stelle, dass der Projektfokus 
auf der konvergenten Nutzung der Strom- und Gasinfrastruktur und somit der optimierten Einbin-
dung Erneuerbarer (insbesondere Wind und PV) ins Stromsystem. Das Gasnetz wird als reiner 
Energiespeicher genutzt und das Gas zu einem späteren Zeitpunkt rückverstromt. Somit werden 
Sektorkopplungen zur Analyse des potenziellen Beitrags von PtG zur kostenminimalen Errei-
chung der Ziele des Energiekonzepts nicht abgebildet. Als Beispiel für eine solche Sektorkopp-
lung sei auf die Möglichkeit verwiesen per PtG erzeugtes Methan im Industriesektor zur klima-
neutralen Prozesswärmebereitstellung zu nutzen.  
 
Abbildung 96:  Primärenergieverbrauch im Vergleich, 80-%-EE-Szenario mit PtG (rechts) im Ver-
gleich zu ohne PtG (links) 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
 
Abbildung 96 zeigt die Entwicklung des Primärenergieverbrauchs im Vergleich. Die geringen Un-
terschiede zwischen beiden Szenarien bleiben bestehen. Im Jahr 2050 sinken der Primärener-
gieverbrauch von Steinkohle im 80-%-EE-Szenario mit PtG im Vergleich zum 80-%-EE-Szenario 
ohne PtG um 8,6 % und der Verbrauch von Braunkohle um 17,8 %. Diese Unterschiede sind 
jedoch in der Gesamtbetrachtung aufgrund des geringen absoluten Niveaus des Primärenergie-
verbrauchs von Braun- und Steinkohlekraftwerken in Abbildung 96 kaum erkennbar. Der Ver-
brauch von Mineralöl bleibt unberührt, der Erdgaseinsatz steigt jedoch um 2,5 % und der Einsatz 
Erneuerbarer um 1,1 %. Der hohe prozentuale Rückgang an primärenergetischem Kohlever-
brauch basiert auf geringen absoluten Werten. Insgesamt steigt der Primärenergieverbrauch im 
Vergleich beider Szenarien um 0,4 % von 8.589 PJ auf 8.619 PJ und bleibt somit nahezu kon-
stant. Eine eindeutige Zuordnung von Ursachen ist auch hier aufgrund der unterschiedlichen Zu-





Abbildung 97:  Endenergieverbrauch im Vergleich, 80-%-EE-Szenario mit PtG (rechts) im Vergleich 
zu ohne PtG (links) 
Quelle: eigene Berechnung IEK-STE 2016 
Das gleiche Bild zeigt sich bei Betrachtung des Endenergieverbrauchs je Sektor im Vergleich 
beider Szenarien in Abbildung 97 Im Jahr 2050 sinkt der Endenergieverbrauch des Industriesek-
tors im 80-%-EE-Szenario mit PtG im Vergleich zum 80-%-EE-Szenario ohne PtG um 0,8 % und 
der des GHD-Sektors um 0,9 %. Der Endenergieverbrauch der Haushalte steigt um 0,4 % und 
der Endenergieverbrauch des Verkehrssektors bleibt konstant. Dies korreliert mit dem konstanten 
Primärenergieverbrauch von Mineralöl. Insgesamt ergibt sich eine Reduktion des Endenergiever-
brauchs um 0,2 %, was kaum einem Unterschied entspricht. 
4.12.3 Zwischenfazit Energiesystem 
Im Rahmen der Betrachtungen des Energiesystems wurden die Auswirkungen der Ergebnisse 
aus den Teilprojekten A (Strom) und B (Gas) auf das gesamte deutsche Energiesystem für das 
80-%-EE-Szenario in den Varianten mit und ohne PtG untersucht und miteinander verglichen. 
Die Ergebnisse zeigen nur insignifikante Unterschiede für das gesamte deutsche Energiesystem 
bei Vergleich beider Varianten hinsichtlich CO2-Emissionen, Systemkosten, Primärenergiever-
brauch und Endenergieverbrauch. Das CO2-Reduktionsziel für das gesamte deutsche Energie-
system in Höhe von 80 % bis 2050 gegenüber 1990 ist auf Basis des marktwirtschaftlichen Kraft-
werkausbaus und Kraftwerkeinsatzes der Projektpartner KIT-IIP bzw. RWTH nicht erreichbar, 
sofern nicht über die Modellierung hinausgehende Maßnahmen zur CO2-Vermeidung in den an-
deren Sektoren ergriffen werden. Hier sei exemplarisch auf den exogen beschränkten Zubau an 
Elektromobilität im PKW-Bereich des Verkehrssektors in den betrachteten Szenarien hingewie-
sen. Ein weitergehender Ausbau bietet hier die Möglichkeit die CO2-Emissionen des Verkehrs-
sektors weiter zu reduzieren, bewirkt jedoch neben einer Kostensteigerung auch einen damit ein-
hergehenden erhöhten Ausbaubedarf Erneuerbarer und ggf. des Stromnetzes im Stromsystem. 
Auch mit Blick auf den Güterverkehr zeigt sich, dass der Mineralöleinsatz nur in begrenztem 




reduzieren ist. Dies stützt sich durch die Verfehlung des Ziels zur Endenergieverbrauchsreduktion 
im Verkehrssektor um 40 % bis 2050 (im Vergleich zu 2005). Im Bereich des Flug- und Schwer-
laststraßenverkehrs sind Möglichkeiten weitergehend zu diskutieren, wie der Einsatz von CO2-
emittierenden Kraftstoffen auf Mineralölbasis bei steigendem Transportbedarf verringert werden 
kann. Über den Verkehrssektor hinausgehend sind auch der Industriesektor und sein Potenzial 
zur Verringerung der CO2-Emissionen gesondert zu betrachten. Hier ist generell anzumerken, 
dass viele energie- bzw. emissionsintensive Industriebranchen (z. B. Stahl, Zement) in einem 
internationalen Wettbewerb stehen, was den Einsatz relativ teurer emissionsreduzierender Tech-
nologien und Maßnahmen einschränkt um ein sogenanntes Carbonleakage, der Verschiebung 
von Emissionen in andere Länder infolge von Produktionsverlagerungen, zu vermeiden. Vor die-
sem Hintergrund wird deutlich, dass der Umwandlungssektor und hier insbesondere der Kraft-
werkssektor je nach Entwicklung in den Endenergiesektoren einen entscheidenden Beitrag zur 
Kompensation leisten muss, um das CO2-Reduktionsziel von 80 % bis 2050 gegenüber 1990 für 
das gesamte Energiesystem zu erreichen. 
4.13 Auswertung 80-%-EE-Szenario 
Zur Erreichung des Ziels, die Bruttostromnachfrage im Jahr 2050 zu mindestens 80 % mit Strom 
aus EE zu decken, erfolgt ein umfangreicher Ausbau der EE in Deutschland von 84 GWel im Jahr 
2015 auf 191 GWel im Jahr 2050. Der Ausbau erfolgt hauptsächlich mit Wind und PV.  
Im 80-%-EE-Szenario werden beim Ausbau des Stromübertragungsnetzes bis zum Jahr 2050 
alle Maßnahmen umgesetzt, die im Netzentwicklungsplan (Szenario B 2034) vorgesehen sind. 
Die Ergebnisse der Netzbetriebssimulation am RWTH deuten auf einen darüber hinausgehenden 
Netzausbaubedarf hin. Dieser konnte jedoch im Rahmen des Projektes nicht quantifiziert und auf 
einzelne Maßnahmen heruntergebrochen werden. 
Aufgrund der Annahme, dass zukünftig nur noch Gaskraftwerke zugebaut werden, verändert sich 
der Kraftwerkspark bis 2050 dahingehend, dass nur noch wenige Kohlekraftwerke vorhanden 
sind und der Großteil des Kraftwerksparks aus Gaskraftwerken besteht. Die Varianten ohne und 
mit PtG unterscheiden sich hinsichtlich der kumulierten Höhe des Zubaus (ohne PtG 32 GWel, mit 
PtG 36 GWel, und darüber hinaus sowohl in der regionalen Verteilung und in der Verteilung auf 
die beiden Kraftwerkstypen Gasturbinen und GuD-Kraftwerke. Die verbleibenden Kohlekraft-
werke kommen zwar nicht über den Markt, aber durch Redispatchmaßnahmen zum Einsatz. 
Vor allem in Norddeutschland kommt es in Regionen mit Anschlusspunkten der Offshore-Wind-
parks zeitweise zu deutlichen Überlastungen des Übertragungsnetzes. 12,6 TWhel EE lassen sich 
nicht über den Markt integrieren, das entspricht einem Anteil von ca. 3 % der Stromerzeugung 
aus EE.  
Der PtG-Ausbau erfolgt an Netzknoten im Stromübertragungsnetz, an denen erneuerbare Ener-
gien abgeregelt werden müssen. Unter den getroffenen Annahmen werden PtGA ab ca. 2045 bei 
einem EE-Anteil von 88 % in relevanter Größenordnung benötigt, bis 2050 beträgt der kumulierte 
Zubau ca. 5 GWel, aufgeteilt auf drei Regionen im Norden Deutschlands, in denen das Übertra-
gungsnetz in der Variante ohne PtG zeitweise deutlich überlastet wäre. 
Die PtGA reduzieren marktseitig die EE-Abregelung um 7,2 TWhel und tragen mit 1.600 Volllast-
stunden zur Integration der EE-Erzeugung und zur Netzentlastung bei. Da die EE-Erzeugung 
jedoch zu den PtGA transportiert werden muss, kann es zu zusätzlichen lokalen Engpässen kom-




mit der Wahl des Standorts, des Kraftwerksparks und der Netzausbaumaßnahmen zusammen, 
daher sollte immer das Gesamtsystem betrachtet werden.   
Der Anteil des Wasserstoffs an der gesamten Gasnachfrage liegt damit bei ca. 1 %, zusammen 
mit Biogas können 9 % der Gasnachfrage mit erneuerbaren Gasen gedeckt werden.  
Die Gasverteilnetze können unter den getroffenen Annahmen zur Entwicklung der Gasnachfrage 
und einer maximal zulässigen Wasserstoffkonzentration i. H. v. 15 Vol.-% ganzjährig den Was-
serstoff aus PtGA mit in Summe ca. 1,4 GWel aufnehmen. Die Kapazitäten liegen in den einzelnen 
Landkreisen im Bereich bis 50 MWel, im Durchschnitt bei ca. 4 MWel je Landkreis. Die Kapazitäten 
für die Aufnahme von Methan aus PtGA liegen durchschnittlich bei ca. 70 MWel je Landkreis, 
deutschlandweit bei ca. 28 GWel. Die Gasverteilnetze sind daher nicht in der Lage, den Wasser-
stoff oder das Methan aus den großen PtGA, welche in den Übertragungsnetzen zum Einsatz 
kommen, aufzunehmen, können damit aber zur Entlastung der unterlagerten Stromverteilnetze 
beitragen. 
Die Gastransportnetze können, unter den getroffenen Annahmen zum Netzausbau, zur Nachfra-
geentwicklung und zur maximalen Wasserstoffkonzentration, das gesamte aus PtGA stammende 
Gas, sowohl in Form von Wasserstoff als auch Methan oder eine Kombination aus beidem, auf-
nehmen und fortleiten. 
Die Dekarbonisierung großer Teile des Stromsystems durch die Erhöhung des Anteils der EE 
führt zu einer signifikanten Reduzierung der deutschen Treibhausgasemissionen. Die Redukti-
onsziele für das Energiesystem i. H. v. -80 % ggü. 1990 werden damit jedoch nicht erreicht und 
erfordern weitere Maßnahmen, z. B. im Mobilitätssektor.  
In dem KonStGas-80-%-EE-Szenario für das Jahr 2050 kommt es, trotz Übertragungsnetzausbau 
(nach NEP Szenario B 2034), zu Engpässen und Abregelung von EE-Erzeugung, vor allem in 
Regionen mir sehr hoher EE-Einspeisung bzw. mit Anschlusspunkten zu den Offshore-Wind-
parks. Die Kopplung der Strom- und Gasnetze mit PtG kann einen Beitrag zu deren Reduzierung 
leisten, wird aber unter den gewählten Rahmenbedingungen in den Übertragungsnetzen nur in 







Das KonStGas-100-%-EE-Szenario ist geprägt von einer vollständigen Deckung des Bruttostrom-
verbrauchs im Jahr 2050 mit EE. Auch in diesem Szenario werden die in Abschnitt 3 dargestellten 
Entwicklungen u. a. der Bevölkerungsentwicklung, der Strom- und Gasnachfrage sowie des eu-
ropäischen Gasmarktes berücksichtigt.  
Das 100-%-EE-Szenario weist deutliche Unterschiede gegenüber dem 80-%-EE-Szenario (Ab-
schnitt 4) auf. Die Forderung einer vollständigen Deckung der Stromnachfrage aus EE führt dazu, 
dass auch in Gaskraftwerken, die im Jahr 2050 noch zur Deckung von Stunden ohne ausrei-
chende Erzeugung aus EE zum Einsatz kommen müssen, nur Gas aus PtGA, welches mit er-
neuerbarem Strom erzeugt wurde, zum Einsatz kommen darf. Dies erfordert einen entsprechen-
den Ausbau sowohl der PtGA als auch der EE. Das 100-%-EE-Szenario erfordert unter den ge-
troffenen Annahmen den Einsatz von PtGA. Es wird daher keine Variante ohne PtG, wie sie im 
80-%-EE-Szenario möglich war, betrachtet.  
Auch für dieses Szenario erfolgen die Betrachtung des notwendigen Ausbaus der erneuerbaren 
Stromerzeugung, die Entwicklung des Stromübertragungsnetzes, des Kraftwerksparks und der 
PtGA sowie deren Einsatz unter Berücksichtigung des europäischen Rahmens. Die gasnetzsei-
tigen Kapazitäten zur Aufnahme und Verteilung der Gase aus PtGA werden für das Gastrans-
portnetz untersucht, da das 80-%-EE-Szenario gezeigt hat, dass die Kapazitäten der Gasverteil-
netze zur direkten Entlastung der Stromübertragungsnetze nicht ausreichen.  
5.1 Ausbau der erneuerbaren Energien  
Mit der Klimakonferenz von Paris COP21 hat sich die Weltgemeinschaft zu einer Begrenzung der 
Klimaerwärmung auf deutlich unter 2°C verpflichtet. Sicher ist dabei derzeit noch offen, welchen 
Anteil hierbei auch Technologien der CO2-Abscheidung aus Biomasse einnehmen oder wie die 
Emissionen und fossilen Energieverbräuche außerhalb der Energiewirtschaft reduziert werden 
können. Es kann jedoch als wissenschaftlicher Konsens angesehen werden, dass die Konse-
quenzen für Deutschland mindestens eine Vollversorgung des Energieversorgungssystems bis 
2050 implizieren [Klimaschutzplan BMUB, 2016]. Konsens ist hierbei weiterhin, dass die Energie-
versorgung unter den heute gegebenen Voraussetzungen dabei maßgeblich auf den fluktuieren-
den Energiequellen Windkraft und Photovoltaik basieren muss und dass diese auch zu hohen 
Anteilen den Stromverbrauch für zusätzliche Anwendungen im Verkehrs-, Gebäudewärme- und 
Industriebereich über die Sektorenkopplung decken müssen [Klimaschutzplan BMUB, 2016] 
[Strom 2030 BMWi, 2016]. 
Entsprechend muss bei einer Szenariodefinition zwischen 100-%-EE-Szenarien im Strombereich 
und 100-%-EE-Szenarien in allen Sektoren des Energieversorgungsystems unterschieden wer-
den. Während das KonStGas-100-%-EE-Szenario für Ersteres einen konsistenten Rahmen bil-
det, ist für 100-%-EE-Szenarien in allen Sektoren von einem höheren Stromverbrauch auszuge-
hen. In besonderem Maße ist dabei davon auszugehen, dass die Rolle von Power-to-X-Importen 
(PtX) gegenüber der nationalen Erzeugung einen der größeren Unterschiede zwischen verschie-
denen Szenarien ausmachen wird. Einen Anhaltspunkt für eine Untergrenze der Höhe des Strom-
verbrauchs bietet das Klimaschutzszenario 95 [Öko-Institut/Fraunhofer ISI, 2015] mit 778 TWhel 




Verkehr. Dieses Szenario beinhaltet deutliche Steigerungen in neuen Stromanwendungen im Be-
reich Wärmepumpen, E-Pkw, Oberleitungs-Lkw und andere Mobilitätsanwendungen sowie Elekt-
rodenkessel im Fernwärmebereich. 
Wie bereits in Abschnitt 4.1 angedeutet wurde, basiert das KonStGas-100-%-EE-Szenario ganz 
wesentlich auf dem 80-%-EE-Szenario. In Abbildung 55 wurde ersichtlich, dass sich das 100-%-
EE-Szenario durch die Erhöhung der EE-Erzeugungskapazitäten von Wind Onshore sowie PV 
aus dem 80-%-EE-Szenario ergibt.  
Als Zielsetzung gilt es hierbei, ein Szenario mit einem EE-Anteil in Höhe von 100 % (dynamisch) 
zu entwickeln, der im Szenario mithilfe von PtGA und durch anschließende Rückverstromung 
erreicht werden kann. Die Situationen mit negativer Residuallast werden, soweit möglich, zur Er-
zeugung synthetischen regenerativen EE-Gases genutzt, um dieses im Nachgang entsprechend 
den Gas-Kraftwerken zur Verfügung zu stellen. Die hierzu gehörige Ableitung der zusätzlichen 
EE-Energiemengen aus Wind Onshore und PV ist in folgender Abbildung 98 schematisch darge-
stellt. 
















Residuallast inkl. DSM + neue Erzeugung aus PV u. Wind OnshoreVerdrängung (Deckung) der positiven 
residualen Last durch neue Erzeugung 
aus Wind Onshore + PV
Abregelung nach PtGA




Wind Onshore + PV
(Erhöhung im bisherigen 
Leistungsverhältnis)
 
Abbildung 98:  Schematische Ableitung des KonStGas-100-%-EE-Szenarios 
Bei der oben gezeigten Grafik ist ersichtlich, dass die obere (blaue) geordnete Dauerlinie der 
Residuallast inkl. neuer Verbraucher (DSM) die Ausgangsbasis für die Ableitung des 100-%-EE-
Szenarios (orange) darstellt. Zu beachten ist weiterhin, dass durch die neue zusätzliche Erzeu-
gung aus Wind Onshore und PV ein Teil der positiven residualen Last gedeckt bzw. bisherige 
thermische Kraftwerkserzeugung verdrängt werden kann. Der bei der Ermittlung der benötigten 
Energiemengen zur Anwendung gekommene Verdrängungsfaktor steigt bei höherer zusätzlicher 




In einem iterativen Prozess wurde die Wind Onshore- und PV-Erzeugung im gleichbleibenden 
Leistungsverhältnis erhöht, um unter Berücksichtigung einer nach wie vor stattfindenden Abrege-
lung in Höhe von 5 % den Stromverbrauch der PtGA (für die Herstellung des erneuerbaren syn-
thetischen EE-Gases) mit der noch durch Gaskraftwerke zu deckenden positiven Residuallast in 
einen Ausgleich zu bringen. Hierbei ist zu bedenken, dass diese Überlegungen insoweit den Im- 
bzw. Export mit dem europäischen Ausland berücksichtigen, als das diese bereits im Kraft-
werkseinsatzergebnis des 80-%-EE-Szenarios enthalten war, welches den hier angestellten 
Überlegungen zugrunde liegt. Im Vergleich liegt die EE-Erzeugung aus Wind, PV und sonstigen 
unflexiblen erneuerbaren Erzeugungstechnologien im 100-%-EE-Szenario mit insg. 593,7 TWhel 
um 178,7 TWhel über der des 80-%-EE-Szenarios. Die hieraus für Deutschland resultierenden 
Steigerungen der installierten Erzeugungsleistung von Wind Onshore und PV sind in der folgen-
den Tabelle 18 aufgeführt. 
Tabelle 18:  Installierte EE-Erzeugungskapazitäten im KonStGas-100-%-EE-Szenario in Deutsch-
land 
 Installierte Leistung in GWel 
Land (Szenario) Wind Onshore Wind Offshore PV Biomasse 
Deutschland 
(80-%-EE) 
65,0 32,0 89,6 4,8 
Deutschland 
(100-%-EE) 
114,9 32,0 158,4 4,8 
 
Um die Tragweite und Bedeutung dieser Leistungssteigerungen besser verstehen zu können, 
sind im Folgenden die räumlichen Verteilungen der Wind Onshore-Erzeugungsanlagen (vgl. Ab-
bildung 99) sowie der PV-Erzeugungsanlagen (vgl. Abbildung 100) für beide KonStGas-EE-Sze-
narien dargestellt. Die Größe der Kreise gibt hierbei die Leistungsverteilung und die farbliche 





















WindOn Flh KonStGas sc2050_80pro (meteo2011/DEUnodes) WindOn Flh KonStGas sc2050_100pro (meteo2011/DEUnodes)
 
Abbildung 99:  Räumliche Verteilung der Wind Onshore-Erzeugungsanlagen im 80- und 100-%-EE-
Szenario 
Im oben gezeigten Vergleich der Wind Onshore-Erzeugungsleistung fällt auf, dass sich diese in 
beiden EE-Szenarien im Norden konzentriert. Darüber hinaus wird im 100-%-EE-Szenario die 

















PV-Szenario im KonStGas 80-%-EE-Szenario: 89,6 GWel PV-Szenario im KonStGas 100-%-EE-Szenario: 158,4 GWel
PV Flh KonStGas sc2050_80pro (meteo2011/DEUnodes) PV Flh KonStGas sc2050_100pro (meteo2011/DEUnodes)
 




Hinsichtlich der PV-Erzeugungsanlagen lässt sich ebenfalls feststellen, dass im 100-%-EE-Sze-
nario schlechtere Anlagenstandorte mit geringeren Volllaststunden genutzt werden. Grundsätz-
lich sind flächendeckend hohe Leistungen an den Netzknoten zu finden, wobei sich insbesondere 
an den Netzknoten im Süden Deutschlands hohe PV-Leistungen aufsummieren. 
Mithilfe des neu ermittelten EE-Ausbaus im KonStGas-100-%-EE-Szenario wurden analog zur 
Vorgehensweise beim 80-%-EE-Szenario erneute netzknotenscharfe Residuallastzeitreihen in-
klusive des neuen DSM-Einsatzes berechnet und daraufhin als Eingangsdaten in den Strom-
markt- bzw. Stromnetzmodellen verwendet. 
5.2 Entwicklung Stromnetz und Kraftwerkspark mit PtG  
Im 100-%-EE-Szenario wird analysiert, ob und ggf. wie durch die Integration von PtGA in die 
Versorgungssysteme Strom und Gas die Deckung der Stromnachfrage vollständig durch erneu-
erbare Energien erfolgen kann. Dem Modell wird als Nebenbedingung vorgegeben, dass im Jahr 
2050 mindestens die (energetische) Menge „erneuerbares“ Gas aus PtGA ins Gasnetz einge-
speist werden muss, die in Gaskraftwerken rückverstromt wird. Dadurch werden eine bilanzielle 
Vollversorgung des Stromsektors durch erneuerbare Energien und gleichzeitig eine vollständige 
Dekarbonisierung des Stromsektors erreicht. 
Den Berechnungen im 100-%-EE-Szenario liegt das gleiche Stromnetz wie den 80-%-EE-Szena-
rien zugrunde. Unterschiede ergeben sich allerdings bei den bestehenden Kraftwerken, da im 
100-%-EE-Szenario ein Ausstieg aus der Kohleverstromung angenommen wurde. Für 2050 be-
deutet dies, dass etwa 12 GWel weniger Kraftwerksleistung aus bestehenden Anlagen vorhanden 
ist. 
Es ergeben sich im 100-%-EE-Szenario Unterschiede im Zubau konventioneller Kraftwerke im 
Vergleich zu den 80-%-EE-Szenarien. Der deutlich höhere Zuwachs erneuerbarer Energien kann 
die wegfallenden Kraftwerksleistungen bis 2045 kompensieren. Bis dahin werden nur zusätzliche 
Gasturbinen in Höhe von ca. 12,5 GWel benötigt, die Flexibilitäten bereitstellen, aber keinen we-
sentlichen Anteil zur Deckung der Nachfrage beitragen. Erst 2050 ergibt sich durch den Wegfall 
der Kohlekraftwerke ein Bedarf an neuen Kraftwerken, die durch ihre höheren Vollaststunden 
einen nennenswerten Teil der Nachfrage decken. Der Zubau an GuD-Kraftwerken fällt mit 
12 GWel in der Größenordnung aus wie Kohlekraftwerke vom Netz gehen. Der kumulierte Zubau 
von Gastrubinen beträgt bis 2050 etwa 21,5 GWel, sodass in Summe rund 33,5 GWel Kraftwerks-
leistung bis 2050 zugebaut werden. Im Vergleich zu den 80-%-EE-Szenarien ergibt sich eine 
verschobene Gewichtung der Kraftwerkstypen, d. h. der Anteil der Gasturbinen am gesamten 





Abbildung 101:  Kraftwerkszubau im 100-%-EE-Szenario 
 
5.3 Integration von PtGA  
Um die Stromerzeugung in den konventionellen Gaskraftwerken CO2-neutral zu halten, werden 
bis 2050 PtGA mit einer installierten Leistung von knapp 38 GWel benötigt. Der Zubau verteilt sich 
dabei auf 13 Standorte verteilen. Küstennahe Standorte bilden immer noch einen Schwerpunkt, 
es werden aber auch Standorte im Landesinneren gewählt. 
Auch im 100-%-EE-Szenario ist zu beobachten, dass der Zubau von PtGA mit Erreichen eines 
EE-Anteils von ca. 80 Prozent beginnt. Dieser EE-Anteil wird im 100-%-EE-Szenario in 2030 er-
reicht. Es werden zunächst knapp 2 GWel an PtGA zugebaut. Mit Überschreiten der 95-Prozent-
marke in 2035 vervielfacht sich die installierte Leistung auf mehr als 10 GWel und wächst bis 2040 
bei einem EE-Anteil von fast 110 Prozent nochmals um den Faktor 2,5. Der maximale Ausbau 
wird wie im 80-%-EE-Szenario in 2045 erreicht und beträgt rund 38 GWel. Zwar steigt der EE-
Anteil bis 2050 abermals, führt aber zu keinem weiteren Zubau von PtG-Anlagen, sondern durch 

















Abbildung 102:  Geografische Verteilung des PtG-Zubaus im 100-%-EE-Szenario 
5.4 Kraftwerks- und PtG-Einsatz, Netzbelastung  
Mit dem weiteren Zubau der EE-Anlagen erhöht sich das Erzeugungspotenzial dieser Anlagen 
von 440 auf 620 TWhel, sodass der Energieverbrauch völlig auf Basis erneuerbaren Energien 
gedeckt werden kann. Dies ist jedoch nur möglich durch den Einsatz der PtGA, die Erzeugungs-
überschüsse in Gas umwandeln, das später in den Stunden mit geringer dargebotsabhängiger 





Abbildung 103:  Erzeugung/ Verbrauch Bilanz für das Jahr und in einer exemplarischen Woche 
Wie in Abbildung 103 dargestellt, verbrauchen PtGA 152 TWhel Strom. Da sich insgesamt 
38 GWel dieser Anlagen am Netz befinden, entspricht dies einer Volllaststundenzahl von 4.000 h. 
Unter Berücksichtigung der Wirkungsgrade der Ein- und Ausspeicherung von Wasserstoff, wird 
deutlich dass die komplette Erzeugung der Gaskraftwerke von 48 TWhel aus dem Gas basiert, 
welches von PtGA produziert wurde. 25 TWhel der EE-Erzeugung (4 % der gesamten EE-Erzeu-
gung) muss aufgrund fehlender Speicherkapazitäten abgeregelt werden. Die volatilere Residual-
last bewirkt einen vermehrten Einsatz der Pumpspeicherkraftwerke. Turbinen erzeugen nun mehr 
als 12 TWhel, im Vergleich zu den 7 TWhel in den 80-%-EE Szenarien. 
Im rechten Teil der Abbildung 103 wird deutlich, wie volatil die Residuallast ist und wie sich dies 
auf den Kraftwerkseinsatz auswirkt. Die Residuallast ist in diesem Fall in sehr vielen Stunden 
negativ und erreicht in der zweiten Wochenhälfte oft Werte unter -60 GWel. Trotz maximalem 
Einsatz der PtGA können die Überschüsse nicht vollkommen integriert werden. Gaskraftwerke 
laufen nur in den wenigen Stunden der Woche mit positiver Residuallast. Hydraulische Speicher 
führen, wie beschrieben, mehr Speicherzyklen durch. 
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Aufgrund dem Anstieg der EE-Erzeugung in allen europäischen Ländern kommt es zum Überan-
gebot an elektrischer Energie im europäischen Verbundsystem. Obwohl die Handelsflüsse auf-
grund des räumlichen Ausgleichs volatiler sind, ist die Jahresbilanz in Deutschland nahezu aus-
geglichen. Insbesondere der Bezug von EE-Strom aus den umliegenden Ländern durch die PtGA 
führt zu einer Steigerung der Importe. Deutschland bleibt jedoch Netto-Exporteur mit 7,2 TWhel. 
 
Abbildung 105:  Zwei Szenarien zur räumlichen Verteilung der PtGA 
Abbildung 105 zeigt die geografische Verteilung der PtGA als auch die Verteilung der EE-Anla-
gen. Da der Großteil der PtGA in der durch das KIT-IIP bestimmten Verteilung im Wesentlichen 
an den sechs Standorten in der Küstennähe angeschlossen ist („100-%-EE Konzentriert“) wurde 
eine weitere Verteilung der PtGA betrachtet, die deutlich eine homogenere Allokation vorsieht 
(„100-%-EE Verteilt“). Dazu wurden die PtGA proportional zur maximalen Einspeiseleistung der 
EE-Anlagen am jeweiligen Standort verteilt. Allerdings wurden dabei nur die dreißig Stand-
orte/ Netzknoten mit der höchsten EE-Leistung herangezogen. 









Abbildung 106:  Überlastete Leitungen in den beiden „100-%-EE“ Szenarien 
Im Szenario „100-%-EE Konzentriert“ entstehen aufgrund des hohen Leistungsbezugs an weni-
gen Netzknoten durch die PtGA signifikante Engpässe an den umliegenden Leitungen. Wie in 
der Abbildung 106 dargestellt, sind diese Engpässe in der Küstennähe aber auch in Süd- und 
Ostdeutschland vorzufinden. Hier führen auch die südlich angeschlossenen PtGA zu einem er-
höhten Transport und lokalen Engpässen. Aufgrund der fehlenden Kraftwerkskapazitäten für Re-
dispatchzwecke, können die Engpässe in diesem Szenario nur teilweise entlastet werden. Insge-
samt kann durch Redispatchmaßnahmen die Engpassarbeit von 101 auf 42 TWhel reduziert wer-
den. Hierzu werden allerdings auch die PtGA in ihrer Einspeiseleistung gedrosselt, um lokale 
Engpässe zu beseitigen.  
Netzüberlastungen im Szenario „100-%-EE Konzentriert“
vor Redispatch nach Redispatch
Netzüberlastungen im Szenario „100-%-EE Verteilt“
















Da die EE-Leistung im Szenario „100-%-EE Verteilt“ „vor Ort“ bezogen wird, kommt es zur gene-
rellen Entlastung des Übertragungsnetzes und Verringerung sowohl lokaler als auch struktureller 
Nord-Süd Engpässe. Bereits im Ausgangszustand reduziert sich die Engpassleistung auf 31 
TWhel und durch Redispatchmaßnahmen kann die Engpassleistung auf 5 TWhel gesenkt werden. 
 
Abbildung 107:  Ermittelter Redispatchbedarf 
In Abbildung 107 ist die lokale Verteilung des Redispatches dargestellt sowie unten in der Abbil-
dung die Redispatchmengen nach Kraftwerkstechnologie. Oft ist eine Drosselung der PtGA not-
wendig, da diese lokale Engpässe hervorgerufen und weil kein geeignetes konventionelles Kraft-
werk lokal zur Verfügung steht. Der Großteil des negativen Redispatches wird über die Abrege-
lung der EE-Einspeisung realisiert. 
Im Szenario „100-%-EE Konzentriert“ werden insgesamt 50 TWhel abgeregelt. Die Abregelung 
der EE-Anlagen wird nicht mehr nur an den Standorten im Nordosten und -westen durchgeführt, 
sondern ist mehr in Deutschland verteilt. Der Strombezug der PtGA wird zudem um 16 TWhel 
reduziert. Weiterer positiver Redispatch wird zudem durch Gaskraftwerke geleistet. Diese erzeu-
gen dadurch zusätzliche 33 TWhel überwiegend in Westdeutschland. 
Im Szenario „100-%-EE Verteilt“ wird die Abregelung der EE-Anlagen auf die Hälfte reduziert. 
Auch die Drosselung der PtGA wird um 5 TWhel verringert, da diese wesentlich weniger lokale 
Engpässe hervorrufen. Da der positive Redispatch der Gaskraftwerke in diesem Szenario nur 
Redispatch im Szenario
100-%-EE  Konzentriert 100-%-EE Verteilt














14 TWhel beträgt, bleibt auch nach Redispatchmaßnahmen die regenerative Energiebilanz erhal-
ten. Dies bedeutet, dass die gasbasierten Kraftwerke mit der durch die PtGA erzeugten Gas-
menge auskommen würden. Dies gilt aber nur, solange der durch die PtGA erzeugte Wasserstoff 
auch durch das Gasnetz aufgenommen werden kann.  
5.5 Anteil der erneuerbaren Gase an der deutschen Gasnachfrage 
Im 100-%-EE-Szenario ist der Anteil der EE-Gase an der Gasnachfrage gegenüber dem 80-%-
EE-Szenario deutlich erhöht. Um bilanziell eine 100%ige Versorgung im Stromsektor zu errei-
chen, muss die installierte Leistung an EE-Anlagen deutlich größer sein, als im 80-%-EE-Szena-
rio. Für den Fall einer dunklen Flaute27 werden weiterhin Gaskraftwerke als Back-up Kapazitäten 
benötigt. Diese müssen (zumindest bilanziell) Strom mit EE-Gas aus PtGA produzieren. Dement-
sprechend ist im 100-%-Szenario die Einspeisung an EE-Gasen in das Erdgasnetz deutlich höher 
als im 80-%-EE-Szenario. In Analogie zum vorangegangen Szenario wurde die Bedeutung dieser 
EE-Gasmengen im deutschen Erdgasmix untersucht. 
Abbildung 108 zeigt die Anteile zur Deckung der Erdgasnachfrage in 2050 im Vergleich zu 2011. 
Der absolute Anteil der Gasnachfrage sowie die Einspeisung des Biogases unterscheiden sich 
nicht zum 80-%-EE-Szenario. Allerdings werden in diesem Szenario 29 % der Erdgasimporte 
durch Wasserstoff substituiert.  
 
Abbildung 108:  Deckung der Nachfrage in Deutschland im 100-%-EE-Szenario mit PtG 
Quelle: Eigene Darstellung der Modellergebnisse GAMAMOD 
                                                
 
27  Eine „dunkle Flaute“ beschreibt die Situation, dass in einzelnen Stunden die Einspeisung aus EE-Anla-
gen aufgrund von zu geringer Sonneneinstrahlung und zu wenig Wind nicht durch regenerative Ener-
gieanlagen gedeckt werden kann und Back-up Kapazitäten, z. B. Gaskraftwerke auf Basis von EE-Ga-




Es kann lokal zu Situationen kommen, in denen technische Restriktionen eine komplette Einspei-
sung von Wasserstoff aufgrund der einzuhaltenden Grenzwerte verhindern. In diesen Fällen be-
steht dann die Alternative mittels einer Methanisierungsstufe und unter Einsatz von CO2 synthe-
tisches Erdgas zu produzieren. Dieses kann konventionellem Erdgas gleich gesetzt werden und 
unterliegt somit keinen Zumischraten bei der Einspeisung. Die Überschreitung von Einspeise-
grenzwerten stellt insbesondere auch im 100-%-EE-Szenario eine Herausforderung für die Ein-
speisung von Wasserstoff dar. Hier besteht ein deutlich höherer Integrationsbedarf an EE-Gasen 
Infobox: Die Einbindung von PtGA in den Gassektor 
In vielen Arbeiten wird bei der Einbindung von PtGA vor allem die Herausforderungen auf der 
Stromseite beleuchtet. Eine Wirtschaftlichkeit dieser stromseitig eingesetzten Anlagen ist unter 
heutigen Voraussetzungen oft nur schwer zu erreichen. Ein gasseitig motivierter Ansatz, der 
PtGA zur Dekarbonisierung des Gassektors einsetzt, bietet hingegen die Möglichkeit, die Aus-
lastung der PtGA zu erhöhen. Dafür müssten die Kapazitäten für erneuerbare Energien über den 
Bedarf des Stromsektors hinaus ausgebaut werden. Bei einer direkten Einspeisung ins Gasnetz 
sind für PtGA Standortfaktoren zu beachten, die in Verbindung mit rechtlichen, technischen und 
ökonomischen Rahmenbedingungen die Wirtschaftlichkeit beeinflussen. Das Erdgasnetz gilt als 
flexibles Transport- und Speichersystem, das in vielen Arbeiten als ideale Möglichkeit zur Auf-
nahme von EE-Gasen angeführt wird. Oftmals werden dabei technische Restriktionen bezüglich 
der Zumischgrenzen von Wasserstoff, des Anschlussdruckes der Anlagen und der Verteilung des 
Gases im nachgelagerten Netz vernachlässigt. Die Abbildung 109 gibt eine Übersicht über tech-
nische Parameter des Gasnetzes und möglichen PtG-Anlagengrößen. 
Abbildung 109:  Gasnetzebenen und technische Herausforderungen der Integration von EE-Ga-
sen 




in das Erdgasnetz als im zuvor betrachteten 80-%-EE-Anteil Szenario. Die Einspeisung von Was-
serstoff oder SNG ist durch den technischen Gasfluss der jeweiligen Einspeisestelle im Gasnetz 
determiniert. In einzelnen Stunden kann daher selbst bei einer Methanisierung der Lastfluss des 
Erdgasnetzes bereits so stark sein, dass zusätzliche EE-Gasmengen von den Pipelines nicht 
aufgenommen werden können. Diese Engpässe sind einerseits standortabhängig, z. B. in der 
Nähe von Import- und Transitleitungen. Zum anderen können diese Situationen von Jahreszeiten 
abhängen und z. B. im Winter bei einer hohen Nachfrage und hoher Pipelineauslastung auftreten. 
In diesen Fällen wäre die Aufnahmekapazität von Pipelines der limitierende Faktor für die Integra-
tion von EE-Gasen. Als Lösung könnten hier Zwischenspeicher an großen PtGA zum Einsatz 
kommen. Die Investitionen in Zwischenspeicher wirken sich wiederum direkt auf den wirtschaftli-
chen Betrieb von PtGA. Die zu integrierten Wasserstoffmengen im 100-%-EE-Szenario führen in 
Verbindung mit einer im Projekt angenommenen sinkenden Erdgasnachfrage zu technischen 
Herausforderungen für die Erdgasinfrastruktur.  
Ein deutsches Stromsystem, das den Bruttostromverbrauch zu 100% aus Erneuerbaren Energien 
deckt, muss den Ansprüchen der Wirtschaftlichkeit im europäischen Vergleich genügen, um lang-
fristig wettbewerbsfähig zu bleiben. Diese Frage hängt maßgeblich von energiepolitischen Ent-
scheidungen der europäischen und internationalen Konkurrenten ab. Sollte einzig Deutschland 
das Ziel des 100-%-EE-Szenarios verfolgen, wäre die Aufrechterhaltung der Wirtschaftlichkeit 
womöglich nur unter dem Einsatz von Subventionen möglich. Sollte hingegen ein gemeinsames 
europäisches und internationales Ziel, das Energiesystem vollständig auf erneuerbare Energien 
auszurichten, von vielen Ländern verfolgt werden, ist in diesem Zusammenhang der Aufbau einer 
globalen Wasserstoffwirtschaft sinnvoll. Ob die Produktion dieses EE-Wasserstoffs dann in 
Deutschland oder vielmehr an Standorten mit hohen EE-Potenzialen und günstigeren Geste-
hungskosten geschehen sollte, hängt von den Kosten des Transportes und dem Aufbau einer 
Wasserstoffinfrastruktur ab. 
 
5.6 Auswirkungen von PtG auf die Gastransportnetze  
Auf Grundlage des weiterentwickelten Gasnetzmodells und der erstellten Szenarien über die zu-
künftige Gasversorgung in hoher regionaler und zeitlicher Auflösung (Kapitel 2) erfolgte eine Be-
wertung der Potenziale für eine Einspeisung und Nutzung von Wasserstoff und/ oder syntheti-
schem Methan in Gastransportnetze für verschiedene Varianten von Netzausbaumaßnahmen 
(vgl. Kapitel 3). Die Zusammenfassung der Ergebnisse für die betrachteten Varianten erfolgt je-
weils für eine 
 direkte Einspeisung von Wasserstoff bis zu einem Grenzwert von 15 Vol.-%, 
 Kombination mit Methanisierung, zusätzliche Einspeisung von synthetischem Methan und 
 vollständige Methanisierung und ausschließlich Einspeisung von Methan. 
Für die weitere Betrachtung der Varianten „konzentriert“ und „verteilt“ des 100-%-EE-Szenarios 
werden jeweils zwei Fälle für den Netzausbau zur Verbindung der Strom- und Gasnetze betrach-
tet und bewertet: 
 ohne Netzausbau bei kürzester Distanz, hierbei ist der Aufwand für die Verbindung sehr 
gering und wird vernachlässigt 
 mit Netzausbau, durch Realisierung zusätzlicher Maßnahmen für eine verbesserte Ver-




In diesen beiden Szenarien ergibt sich ein wesentlich höheres Aufkommen von Wasserstoff aus 
dem Stromsystem von insgesamt ca. 80 TWhth Hi/a bzw. 120 TWhth Hi/a. Für die Bewertung der 
Einspeisemöglichkeiten in das Gastransportnetz wurden die dem Stromnetz benachbarten Lei-
tungen gewählt. Hierdurch können Leitungen ausgewählt werden, die größtenteils den privaten 
Sektor versorgen, sehr geringe oder keine Gasflüsse im Jahresverlauf aufweisen. 
Wie in Abbildung 110 ersichtlich, sind die Potenziale für eine Einspeisung von Wasserstoff in das 
Gasnetz begrenzt. Große Transportleitungen für den Import von Gas im Nordosten können nen-
nenswerte Mengen an Wasserstoff aufnehmen, allerdings würde mit Wasserstoff angereichertes 
Gas an europäische Nachbarländer weitergegeben und exportiert. Dadurch ist ein Eintrag in Po-
renspeicher in Dänemark möglich. Die Fortleitung von Aufkommen im Nordwesten ist wegen der 
reduzierten Importmengen aus der Nordsee begrenzt. Weiterhin ergeben sich zusätzliche Anfor-
derungen an die Bewirtschaftung der Gasnetze hinsichtlich der Gaszusammensetzung und des 
Wasserstoffanteils. Durch die Einspeisung im Nordwesten gelangt Wasserstoff in das Ruhrgebiet 
und kann das regionale Potenzial für eine dortige Einspeisung vermindern. 
 
Abbildung 110:  Wasserstoffaufkommen und Einspeisepotenziale ohne Netzausbau 
Für eine Verbesserung der Verknüpfung des Strom- und Gasnetzes wurden weitere Netzausbau-
maßnahmen betrachtet. Hierdurch lässt sich das Aufkommen von Wasserstoff und synthetischem 





Abbildung 111:  Wasserstoffaufkommen und Einspeisepotenziale mit Netzausbau 
5.7 Auswertung 100-%-EE-Szenario 
Zur Erreichung des Ziels, die Bruttostromnachfrage im Jahr 2050 vollständig aus EE zu decken, 
erfolgt ein umfangreicher Ausbau der EE in Deutschland von 84 GWel im Jahr 2015 auf 310 GWel 
im Jahr 2050 und liegt damit ca. 120 GWel über dem im 80-%-EE-Szenario. Der zusätzliche Aus-
bau erfolgt mit Wind (Onshore) und PV.  
Wie im 80-%-EE-Szenario werden auch im 100-%-EE-Szenario beim Ausbau des Stromübertra-
gungsnetzes bis zum Jahr 2050 alle Maßnahmen umgesetzt, die im Netzentwicklungsplan (Sze-
nario B 2034) vorgesehen sind. Die Ergebnisse der Netzbetriebssimulation am RWTH deuten auf 
einen darüber hinausgehenden Netzausbaubedarf hin. Dieser konnte jedoch im Rahmen des 
Projektes nicht quantifiziert und auf einzelne Maßnahmen heruntergebrochen werden. 
Auch dem 100-%-EE-Szenario liegt die Annahme zugrunde, dass zukünftig nur noch Gaskraft-
werke zugebaut werden, erweitert darum, dass diese ausschließlich mit Gasen aus PtGA betrie-
ben werden dürfen, um eine vollständige Dekarbonisierung des Stromsystems zu erreichen. Dar-
über hinaus wurde der Ausstieg aus der Kohleverstromung vorausgesetzt. Es werden bis zum 




zugebaute Kraftwerksleistung liegt damit zwischen derjenigen der beiden Varianten im 80-%-EE-
Szenario, der Kraftwerkspark ist in Summe durch den Wegfall der Kohlekraftwerke jedoch deut-
lich kleiner.  
Um das Gas für die konventionellen Gaskraftwerken CO2-neutral zu erzeugen, werden bis 2050 
PtGA mit einer installierten Leistung von insgesamt ca. 38 GWel benötigt. Auch hier besteht ein 
signifikanter Bedarf erst ab EE-Anteilen über 80 %, die in diesem Szenario aber schon im Jahr 
2030 erreicht werden. Die Anlagen verteilen sich dabei auf 13 Standorte, vor allem in küstenna-
hen Regionen, aber auch im Landesinneren. 
Die PtGA erzeugen in 4.000 Volllaststunden ca. 116 TWhth Hi Wasserstoff, womit die Versorgung 
der notwendigen Gaskraftwerke mit erneuerbarem Gas gewährleistet werden kann.  
Wenn die PtGA, bei gleich bleibender Gesamtleistung, statt auf 13 Standorte auf die 30 Knoten-
punkte mit der höchsten EE-Einspeisung verteilt werden, ergeben sich weitere positive Effekte. 
Die Engpassenergie, als Maß für Netzüberlastungen, lässt sich damit nach Redispatch von 
42 TWhel auf 5 TWhel reduzieren. Darüber hinaus kann die Abregelung der EE-Erzeugung von 
50 TWhel durch die verteilte Allokation der PtGA halbiert werden. Hier wird noch deutlicher als im 
80-%-EE-Szenario, dass die Allokation der PtGA im Zusammenspiel mit Netzstruktur und Erzeu-
gungsanlagen – erneuerbar und konventionell – den Umfang der positiven Auswirkungen ent-
scheidend beeinflusst.  
Der Anteil des Wasserstoffs an der gesamten Gasnachfrage liegt damit bei 29 %, zusammen mit 
Biogas können 37 % der Gasnachfrage mit erneuerbaren Gasen gedeckt werden.  
Da die Anlagenleistungen der PtGA in diesem Szenario mit ca. 38 GWel noch deutlich über denen 
im 80-%-EE-Szenario (ca. 5 GWel) liegen, sind die Kapazitäten der Gasverteilnetze auch hier 
nicht ausreichend für die Kopplung mit dem Übertragungsnetz.  
Die Gastransportnetze können in diesem Szenario signifikante Anteile des erzeugten Gases in 
Form von Wasserstoff und/oder Methan aufnehmen, vor allem, wenn die Kapazitäten für die Auf-
nahme der Gase aus PtGA durch gezielten Gasnetzausbau erhöht werden. Aufgrund unter-
schiedlicher Beschränkungen kann aber auch mit zusätzlichen Netzausbaumaßnahmen nicht die 
gesamte Menge der erzeugten Gase in die Gastransportnetze integriert werden.  
Modellbedingt konnte das 100-%-EE-Szenario mit vollständig erneuerbarer Stromerzeugung für 
das Energiesystem nicht im Modell IKARUS abgebildet werden. Der Abgleich mit den Ergebnis-
sen des 80-%-EE-Szenarios und der Vergleich der Anteile der erneuerbaren Gase an der gesam-
ten Gasnachfrage zwischen den beiden Szenarien führen allerdings zu der Annahme, dass auch 
eine vollständige Dekarbonisierung des Stromsektors nicht für die Erfüllung der CO2-Reduktions-
ziele im Energiesektor ausreichen. Vielmehr sind weitere Maßnahmen zur Dekarbonisierung im 
Wärme- und Mobilitätsbereich zum Erreichen der CO2-Reduktionsziele notwendig.   
Dennoch konnte durch das 100-%-EE-Szenario gezeigt werden, dass durch die Kopplung der 
beiden Systeme Strom- und Gasversorgung mit PtGA die vollständige Dekarbonisierung der 
Stromversorgung möglich ist und sich EE-Anteile, die die Stromnachfrage deutlich übersteigen, 




6. Handlungsempfehlungen  
Die Erarbeitung der Handlungsempfehlungen erfolgte in einem mehrstufigen Prozess und mit 
verschiedenen Bezugsebenen. Zu Beginn wurden aktuelle Veröffentlichungen (Studien und Stel-
lungnahmen) recherchiert und die ermittelten Quellen nach Aussagen, Ergebnissen und Hand-
lungsempfehlungen (HE) im Kontext von PtG untersucht. Daraus resultiert zunächst eine Vielzahl 
an externen „Meta-Empfehlungen“, die jedoch zum Teil auch deutlich über den Studienrahmen 
dieses Vorhabens hinausgehen (siehe Kapitel 6.1). Sie wurden daher für den nächsten Schritt 
entsprechend gefiltert.  
Im zweiten Schritt wurde auf dieser Basis ein qualifiziertes Feedback mittels einer Fragebogen-
aktion bezüglich der abgeleiteten Meta-Empfehlungen innerhalb des Projektkonsortiums einge-
holt. Aufbauend auf diesen Vorarbeiten und im Zusammenspiel der Ergebnisse der Modellierun-
gen wurden dann erste eigene, vorhabenbezogene Handlungsempfehlungen abgeleitet (siehe 
Kapitel 6.2). Diese „Projekt-Handlungsempfehlungen“ wurden dann im Diskurs über die Modell-
ergebnisse finalisiert. Dieser Prozess ist in Abbildung 112 dargestellt. 
 
Abbildung 112:  Ablauf der Formulierung von Handlungsempfehlungen 
Quelle: Eigene Darstellung von UMSICHT 
6.1 Metaanalyse zu externen Empfehlungen 
In den folgenden beiden Unterkapiteln werden die ersten beiden Prozessschritte und die ermit-
telten Ergebnisse dargestellt. Die Metaanalyse zu externen Handlungsempfehlungen erfolgte ge-
trennt nach wissenschaftlichen Studien (UMSICHT) und nach Stellungnahmen von Stakeholdern 
(WI). Aus diesen beiden Analysen wurden dann gemeinsam externe Handlungsempfehlungen 
abgeleitet, die zum Studienrahmen und Analysefokus von KonStGas passen.  
6.1.1 Empfehlungen aus Studiensicht 
In Zusammenarbeit mit dem WI wurden durch UMSICHT bestehende relevante Studien ausge-
wertet. Hierfür wurden zunächst bestehende Studien im Kontext der PtG Thematik ausgewertet, 
um eine Anschlussfähigkeit an den aktuellen Stand der Wissenschaft durch noch abzuleitende 
Erkenntnisse aus den Modellierungsergebnissen des Projekts leisten zu können. 
Um möglichst fundierte Handlungsempfehlungen entnehmen und formulieren zu können, wurde 
ein breites Spektrum an Literatur als Basis verwendet. Hierbei wurden insgesamt 61 Veröffentli-
chungen der Jahre 2008 bis 2015 u. a. Studien, Abschlussarbeiten, Fachzeitschriftartikel, Infobro-
schüren sowie Online-Veröffentlichungen und Gutachten miteinbezogen. Als Hauptkriterium für 
die Auswahl der Quellen wurde darauf geachtet, dass die Technologie PtG in unterschiedlichen 
Zusammenhängen behandelt wurde. Der Schwerpunkt der Fragestellung sowie die Relevanz von 




Empfehlungen wurden in einer Übersicht festgehalten und den sechs Kategorien »Staatliche För-
derung«, »Zukünftiger Ordnungsrahmen«, »Elektrische Netze und PTX«, »Erdgasnetz und 
PTX«, »Mobilität und Kraftstoffe« und »Wärmesektor« zugeordnet. Die verwendeten Quellen sind 
mit näheren Informationen in einer Excel Datei aufgelistet und als Liste in Anlage 1 verfügbar. 
Ein großer Anteil der gewählten Quellen sind Wirtschaftlichkeits- und Umweltanalysen, welche 
die Technologie PtG in unterschiedlichen Szenarien betrachten. Besagte Szenarien unterschei-
den sich in Methodik, Annahmen und der berücksichtigten Einsatzmöglichkeiten der Technologie. 
Hier sind Speicherung des Gases in Kavernenspeichern, Rückverstromung sowie die Verwen-
dung von Synthesegas als Treibstoff als ausgewählte Einsatzmöglichkeiten zu nennen. Im Punkt 
Handlungsempfehlungen erwiesen sich vor allem die Wirtschaftlichkeitsanalysen als sehr ergie-
bige Quelle, da hier oftmals die notwendigen Bedingungen für den wirtschaftlichen Betrieb von 
PtGA sowie Empfehlungen für die Förderung der Technologie behandelt wurden. Die Ergebnisse 
der Arbeiten mit technischen Fragestellungen waren oftmals zu spezifisch um als allgemeine 
Handlungsempfehlungen aufgenommen zu werden.  
 
Abbildung 113:  Ablauf der Metaanalyse 
Quelle: Eigene Darstellung von UMSICHT 
Die während der Metaanalyse identifizierten Handlungsempfehlungen wurden in zwei weiteren 
Schritten aufbereitet und verdichtet. Im ersten Schritt wurden alle Passagen aus den Quellen, 
welche genauere Ergebnisse und Empfehlungen beinhalten, tabellarisch erfasst. Im zweiten 
Schritt wurden ähnliche Empfehlungen zusammengefasst und gekürzt. So wurden aus ursprüng-
lich 241, 187 aggregierte Handlungsempfehlungen. Abschließend wurden die verbliebenen 
Handlungsempfehlungen mit den Inhalten und Zielstellungen des Projekts abgeglichen, sodass 





Abbildung 114:  Tabellenausschnitt für die Sammlung und Einordnung von Handlungsempfehlun-
gen 
Quelle: Eigene Darstellung von UMSICHT 
6.1.2 Empfehlungen aus Stakeholdersicht 
Um zu erfahren, wie die Empfehlungen bzw. Positionen von verschiedenen Stakeholdern zum 
Themenbereich Power-to-Gas/-X aussehen, wurde zunächst eine Auswahl an zu untersuchen-
den Stakeholdern aus Politik und Wirtschaft getroffen und für diese dann eine Internetrecher-
che28 nach einschlägigen bzw. themenverwandten öffentlich verfügbaren Dokumenten durchge-
führt. Die ermittelten Dokumente wurden dann auf ihre Empfehlungen bezogen auf die sechs im 
vorigen Kapitel genannten Kategorien hin ausgewertet. Inhaltlich ähnliche Empfehlungen, die 
aber in der Regel nicht wortgleich waren, wurden dabei nach eigenem Ermessen einer gemein-
sam passenden Empfehlung zugeordnet, d. h. bei den Empfehlungen in der folgenden Tabelle 
handelt es sich nicht unbedingt um Zitate aus den Quellen.  
Die Ergebnisse der Literaturrecherche und Metaanalyse sind in der Tabelle 19 als Überblick zu-
sammengefasst. Sie stellen aufgrund des engen und einmaligen Durchführungszeitraums einen 
„Schnappschuss“ von Empfehlungen aus Stakeholdersicht zum Ende des Jahres 2015 dar. 
Dieser enthält insgesamt 20 verschiedene Empfehlungen von sieben unterschiedlichen 
Stakeholdern, zwei Parteien, ein Ministerium, drei Verbände und eine einschlägige Plattform, 
die wiederum eine Reihe von verschiedenen Stakeholdern miteinander vernetzt.  
Der Überblick zeigt, dass die Mehrzahl der ermittelten externen Empfehlungen auf die Kategorien 
„Neuer Ordnungsrahmen“ (6) und „Mobilität und PtX“ (5) entfallen. Hier finden sich auch die fol-
genden vier Empfehlungen wieder, die von der Mehrheit der untersuchten Stakeholder vertreten 
                                                
 
28  Die Internetrecherche wurde im November 2015 durchgeführt, sodass jüngere Quellen und Empfeh-
lungen in der Metaanalyse nicht berücksichtigt sind.  
Nr. 3 4 6 13 14 43 45
Kurztitel Consentec 2011 DLR et al. 2010 DLR et al. 2012 BMWi 2013 Krzikalla et al. 2013 dena 2012 Elsner 2015
Allgemeine Handlungsempfehlungen Kategorie
Längerfristig ist die intelligente Steuerung von Netzen (Smart Grids) eine weitere 
wesentliche Voraussetzung, um Stromerzeuger, Speicher und Verbraucher 
wirkungsvoll miteinander zu verknüpfen, wobei auch die Eigennutzung und das 
Vor-Ort-Lastmanagement beim Verbraucher eine wachsende Rolle spielen wird. 
Wenn der Übergang zu einer weitge-hend auf EE basierten Energieversorgung 
auch für den Verkehrsbereich und den Wärmebe-reich erreicht werden soll, 
müssen auch Gasnetze und Wärmenetze in ein generelles „ Last-management“  
einbezogen werden und miteinander verbunden sein.
Elektrische Netze 
und PTX
Langfristig kann eine stromseitige Vollversorgung mit EE durch die Nutzung der 
aus EE-Strom hergestellten speicherbaren Energieträger wie EE-Wasserstoff oder 
EE-Methan sichergestellt werden. Durch die Rückverstromung in Gas-




Dies ergibt sich daraus, dass bei sehr hohen CO2-Reduktionszielen nur noch so 
wenige fossile Energieträger genutzt werden können, dass die Erzeugung 
synthetischer Brennstoffe wie Wasserstoff und Methan für Kraft-Wärme-
Kopplungsanlagen und die Wärmeversorgung erforderlich ist.
Wärmesektor
Eine Besserstellung der Power to Gas Technologie würde erreicht, wenn das 
erzeugte SNG generell als EE-Gas anerkannt würde, unabhängig davon, wo das 
verwendete CO2 herkommt. Dies lässt sich damit begründen, dass durch die 
Speicherung kein zusätzliches CO2 entsteht. CO2, das ohnehin schon da ist, 
wird der Umwelt entnommen und bei der Rückverstromung wieder emittiert.
Zukünftiger 
Ordnungsrahmen
Anlagen sollten in der Nähe von: Transportnetzebene, Gasspeichern, Gasnetz, 
RES, Biogasanlagen, Industrieanlagen und sonstiger Absatzmöglichkeiten gebaut 
werden + Windenergieanlagen
Erdgasnetz und PTX
Erfahrungen aus Projekten, in denen Power-to-Gas umgesetzt wurde, zeigen, 
dass eine frühe Einbindung und Information der Bevölkerung
essenziell ist. Auch müssen Sicherheitsaspekte oberste Priorität haben, um 






werden und damit die größte Kongruenz von allen ermittelten Stakeholder Empfehlungen aufwei-
sen:  
- Bereits zum jetzigen Zeitpunkt sollte ein Rahmen für den Einsatz von Energiespeichern 
im zukünftigen Marktdesign entwickelt werden, damit dem Energiesystem der Zukunft die 
benötigten Flexibilitäten zu Verfügung gestellt werden können (6 von 7) 
- Energiespeicher sollten von Letztverbraucherabgaben (z. B. Erneuerbare Energien Ge-
setz (EEG) Umlage) und bei netzdienlichem Verhalten auch von den Netzentgelten aus-
genommen werden (5 von 7) 
- Neuregelung der EEG Härtefallregelung, sodass aufgrund einer Netzüberlastung nicht 
genutzte elektrische Leistung aus EE durch Speichertechnologien wirtschaftlich genutzt 
werden kann (4 von 7) 
- Speichergas, das mit Hilfe von erneuerbarem Strom erzeugt wurde, sollte mit Biomethan 
gleichgestellt werden um somit im Sinne des Bundes-Immissionsschutzgesetzes quoten-
fähig zu sein (4 von 7). 
Die Mehrzahl der Empfehlungen (9 von 20) stammt dagegen „nur“ von einem einzelnen Stake-
holder. Dies könnte ein Indiz dafür sein, dass es sich hierbei eher um spezielle Empfehlungen 
handelt und damit um Themen, die entweder zu wenig im allgemeinen Blickfeld sind oder even-
tuell auch umstritten bzw. nicht mehrheitsfähig sind. Allerdings lässt sich das ohne weitere Unter-
suchungen oder Nachfragen nicht belegen. Die zweitgrößte Gruppe (7 von 20) stellen die Emp-
fehlungen dar, die von zwei bis drei Stakeholdern (von sieben) geteilt werden. Diese erstrecken 
sich recht homogen über die sechs betrachteten Kategorien.  
Die ermittelten externen Empfehlungen bilden die Basis für den nächsten Schritt, der Feedback-
















































































































X        X 
  
   X 
Einmalige  Investitionszuschüsse/  Anreize  für  die  Errich‐
tung  von  PtGA  (Technologieförderung  sowie  Steuerer‐
leichterung) 




















Einsatz  von  Energiespeichern  im  zukünftigen  Marktde‐
sign  entwickelt  werden,  damit  dem  Energiesystem  der 
Zukunft  die  benötigten  Flexibilitäten  zu  Verfügung  ge‐
stellt werden können  





   X  X  X 
  
     
Energiespeicher  sollten  von  Letztverbraucherabgaben 
(z. B.  EEG  Umlage)  und  bei  netzdienlichem  Verhalten 
auch von den Netzentgelten ausgenommen werden 




ten  finanziell  honoriert  sowie  die  Marktregeln  verein‐
facht werden 
   X                
Leistungspreise für die Vorhaltung fest zugesagter Stun‐
denleistungsabnahme  von  Kombikraftwerken,  die  PtG‐
Methan verwenden, sollte eingeführt werden 




einer  Netzüberlastung  nicht  genutzte  elektrische  Leis‐
tung  aus  EE  durch  Speichertechnologien  wirtschaftlich 
genutzt werden kann  






















         X          
Netzbetreibern sollte es erlaubt sein Flexibilitätsdienste 


















































































































Untersuchungen  in  Forschung  und  Praxis  über  realisti‐
sche Beimischquoten von Wasserstoff im Erdgasnetz und 
auf  Basis  dieser  Erkenntnisse Neuregelung  der Wasser‐
stoff Beimischquoten 




















X        X 
  
     
Verlängerung  der  Steuervergünstigungen  für  Erdgas  als 
Kraftstoff über 2018 hinaus 







X     X  X  X 
Verwendung von Wasserstoff oder Methan (mit Hilfe von 
der  PtG‐Technologie  hergestellt)  im  Automobilbereich 
sollte lediglich als eine ergänzende Option für die Zukunft 
angesehen werden  
















Im Wärmesektor  sollte  nicht mehr  das  individuelle Ge‐
bäude, sondern der Wärmebedarf eines Stadtviertels im 
Fokus stehen. Durch Wärmenetze und „Power‐to‐Heat“ 
können  erneuerbare  Energien  in  die Wärmeversorgung 
integriert werden  




Verwendung  von  erneuerbarem  Speichergas  in  Verbin‐
dung mit Mini‐KWK Anlagen anrechenbar sein 










6.1.3 Feedback zu externen Meta-Empfehlungen  
Die, aus den beiden vorigen Metaanalysen, resultierenden externen Handlungsempfehlungen 
wurden im Rahmen eines Fragebogens aufbereitet und im Projektkonsortium soIWWEe während 
eines Experten-Workshops auch von externen Teilnehmern gespiegelt. Der dafür konzipierte Fra-
gebogen (siehe Tabelle 20, die ersten drei Spalten) hatte zum Ziel, Feedback bezüglich der Pri-
orisierung von Empfehlungen – auch im zeitlichen Kontext – zu erlangen. Des Weiteren sollte 
überprüft werden, in welchen Themenfeldern Konsens herrschte und welche Themen Kontrover-
sen bzw. unterschiedliche Standpunkte beinhalteten. Der Fragebogen umfasst insgesamt 38 
Fragen und ist wieder in die folgenden sechs Themengebiete bzgl. PtG untergliedert: 
- Staatliche Förderung, 
- Zukünftige Ordnungsrahmen, 
- Elektrische Netze und PtX, 
- Erdgasnetz im Zusammenhang mit PtX 
- Mobilität und Kraftstoffe  
- Wärmesektor und PtX. 
Die Teilnehmer an der Umfrage konnten ihre Meinung bzw. ihre Abschätzung zu jeder Frage in 
zweierlei Hinsicht kundtun: Zunächst kann die eigene Bewertung bezogen auf eine zeitliche Un-
tergliederung in kurzfristig, mittelfristig und langfristig und dann für jeder dieser drei Phasen zu-
dem der Zustimmungsgrad bzgl. der Fragestellung anhand von Zahlen zum Ausdruck gebracht 
werden. Die 0 steht hierbei für „Stimme überhaupt nicht zu“ die 5 hingegen für „Stimme voll und 
ganz zu“. Insgesamt wurden auf diese Weise die Meinungen von zehn Teilnehmern eingeholt 
(siehe Tabelle 20).  
Die Antworten bzw. die Zahlenwerte sind hierbei für jeden Zeitraum und jede Frage gemittelt 
worden, um ein allgemeines Meinungsbild zu erhalten. Zusätzlich ist auch die Dissens bzw. die 
Einigkeit der Teilnehmer bzgl. jeder Fragestellung untersucht und festgehalten worden. Das re-















Im Folgenden werden die zuvor dargestellten Ergebnisse für die o. g. sechs Kategorien, die auf der 
Teilnahme von insgesamt 10 Personen beruht, qualitativ zusammengefasst.  
Staatliche Förderung 
Es wird grundsätzlich für wichtig befunden, dass Demonstrationsprojekte für die Technologie PtG, 
zumindest während eines kurzfristigen Zeithorizontes, weiter gefördert werden. In diesem Kontext 
ist zu beachten, dass die grundsätzliche Machbarkeit zwar bereits zum jetzigen Zeitpunkt hinrei-
chend belegt ist, eine Förderung zur Gewinnung neuer Erkenntnisse jedoch weiterhin sinnvoll er-
scheint.  
Bezüglich weiterer möglicher Instrumente der Förderpolitik zeichnet sich jedoch zum Teil ein kont-
roverses Meinungsbild ab. Grundsätzlich wird es als sinnvoll angesehen, dass "weitere staatliche 
Fördergelder [...] für Forschungsprogramme mit dem Ziel freigegeben werden sollten, die Energie- 
und Kosteneffizienz der Technologien zu verbessern" (siehe Tabelle 20, Zeile 7), jedoch werden 
bezüglich der Wahl von Förderinstrumenten unterschiedliche Standpunkte vertreten. Dies spiegelt 
sich auch in der Technologiewahrnehmung wider. Zum einen wird argumentiert, dass einzelne Tech-
nologien bereits marktreif seien und daher eine rasche Technologieeinführung statt weiterer Groß-
forschungsprogramme nötig ist. Andererseits wird gesehen, dass eine „Differenzierung nach Tech-
nologie und Reife nötig ist, da beispielsweise die alkalische Elektrolyse technisch weiter entwickelt 
ist als die PEM (Proton Exchange Membrane-Elektrolyse). Daraus wird geschlussfolgert, dass Kos-
teneffizienz besser über Marktanreizprogramme angestrebt werden sollte. 
Die Einführung eines an das EEG angelehnten Förderprogramms (z. B. ein Erneuerbares Gas Ein-
speise- und Speichergesetz (EEGasG)) wird sehr kritisch gesehen. Des Weiteren besteht ein starker 
Dissens bezüglich der Förderinstrumente „individuelle Projektförderung“ auf der einen Seite und der 
Option einer breiten Technologieförderung über ein „1.000 Dächer Programm“ auf der anderen 
Seite. Hier werden unterschiedliche Förderstrategien für sinnvoll erachtet. Es wird kritisch ange-
merkt, dass es wichtig sei, diese Programme sehr beschränkt und sparsam einzusetzen, da Rück-
koppelungen auf den Strommarkt zu erwarten sind und bei jedem Eingriff die freien Marktkräfte in 
ihrer Wirkung und Steuerfunktion beschränkt werden. Einhellige Zustimmung dagegen existiert in 
dem Punkt, dass Vergünstigungen degressiv und befristet sein sollten. So wird angeführt, dass z. B. 
die Befreiung von Letztverbraucherabgaben für alle Neubauanlagen in den nächsten 5 Jahren aus-
reichend sei. 
Bezüglich der Verwendung von regenerativ erzeugten Gas ist das Meinungsbild einheitlich. In einer 
verwendungsunabhängigen Förderung von EE-Gasen sollte diese offen und nicht an Bedingungen, 
wie z. B. die Rückverstromung, gekoppelt sein. Vereinzelt werden Vorteile dieser offenen Förderung 
in einer bestmöglichen Entfaltung und Integration der Technologie PtG in der Sektorkopplung gese-
hen, die zur Entwicklung von neuen Geschäftsmodellen führen kann. Es wird jedoch auch die Gefahr 
gesehen, dass eine unabhängige Förderung zu Fehlsteuerungen führen könnte, während eine 
Grundförderung in Kombination mit technologiespezifischen Aufschlägen zielführender zu sein 
scheint. 
Zukünftiger Ordnungsrahmen 
Die Meinungen darüber, ob Energiespeicher bereits zum jetzigen Zeitpunkt im aktuellen Marktdesign 
verankert werden sollten, sind nicht einheitlich. Es herrscht jedoch Einigkeit darüber, dass das tech-
nische Regelwerk (für Gas, Strom, Gerätehersteller) und der Rechtsrahmen der Energiespeicherung 
weiterentwickelt werden sollten. Es wird darauf hingewiesen, dass generell die „Neuinstallationen 




Der Aussage, dass Energiespeicher von Letztverbraucherabgaben (z. B. EEG Umlage) und bei 
netzdienlichem Verhalten auch von den Netzentgelten ausgenommen werden sollten, wird allge-
mein zugestimmt. Hier wird auf den Bedarf an der Einführung von Förderbedingungen hingewiesen. 
Es wird vorgeschlagen, dass eine Voraussetzung für eine mögliche Ausnahmeregelung die gezielte 
Abnahme bzw. Integration von EE-Strom und ein systemdienlicher Einsatz sein könnte.  
Kein klares Meinungsbild liegt bezüglich der Handlungsempfehlung vor, dass "...die durch Power-
to-X-Anlagen (PtXA) bereitgestellte Flexibilität in einem zukünftigen Marktdesign auf den Spot- und 
Intradaymärkten finanziell honoriert werden sollte“ (siehe Tabelle 20, Zeile 13). Ebenso wird die 
Notwendigkeit einer möglichen Überarbeitung der EEG-Härtefallreglung für PtXA kritisch gesehen. 
Elektrische Netze und PtX 
Grundsätzlich birgt die Wasserstoffelektrolyse ein großes technisches Weiterentwicklungspotenzial. 
In diesem Kontext wird angeführt, dass die Elektrolyse bei jetzigen PtGA einer der Hauptkostentrei-
ber ist und große Kostensenkungspotenziale in der Automatisierung des Herstellungsprozesses so-
wie in der Realisierung von Skaleneffekten liegen. Des Weiteren wird die Meinung vertreten, dass 
die Methanisierung technologisch weiterentwickelt werden sollte. Hierbei wird darauf hingewiesen, 
dass eine technologieoffene Förderung stattfinden sollte, die sowohl die biologische als auch che-
misch-katalytische Verfahren berücksichtigt. 
Die Erhöhung der Auslastung der Elektrolyseure durch Strom, der jedoch nicht zwingend Über-
schussstrom ist, wird sehr kritisch gesehen. Dies kann lediglich in Einzelfällen und auch nur in dem 
Fall, dass regenerativ erzeugter Strom mit einem geringeren Treibhausgaseinsparpotenzial verwen-
det wird, sinnvoll sein. 
Bei der aktuellen Netzplanung sollte die Technologie PtG als Option zur Verminderung des Netz-
ausbaubedarfs bereits jetzt herangezogen werden. Hierbei sollten die Optionen Netzausbau und 
Speicherung von Energie gegeneinander abgewogen werden. Es ist dabei zu bedenken, dass der 
Netzausbau primär dem räumlichen und der Speicherausbau dem zeitlichen Ausgleich dient. 
Kein einheitliches Meinungsbild zeichnet sich bezüglich der Frage ab, ob der für die Elektrolyse 
genutzte Strom von Netzentgelten befreit werden sollte. In diesem Kontext werden unterschiedliche 
Rahmenbedingungen aufgeführt, die eine Befreiung rechtfertigen würden: 
- Nur bei Verwendung von EE-Strom in Kombination mit einer neuen Marktrolle der 
Speicher  
- Nur bei netzdienlichem Verhalten und der Nutzung von Überschussstrom 
- Nur, wenn der Betrieb der PtGA zur Stabilisierung des Netzes beiträgt und eine 
Verschärfung von Netzengpässen vermieden wird. 
Mögliche Nutzungsansprüche der Netzbetreiber bezüglich der PtX Technologien werden sehr un-
terschiedlich bewertet. Der Handlungsempfehlung, dass Netzbetreibern das Recht eingeräumt wird, 
PtXA zur Netzstabilisierung errichten zu dürfen, wird unter zwei Einschränkungen generell zuge-
stimmt: Zum einen sollten Alternativen, insbesondere der Netzausbau, berücksichtigt werden. Zum 
anderen sollte garantiert werden, dass der Betrieb mit regenerativ erzeugtem Strom gewährleistet 
ist. In diesem Kontext sollte jedoch kritisch angemerkt werden, dass die Handlungsempfehlung 
„Netzbetreibern sollte es erlaubt sein Flexibilitätsdienste der PtX Technologien für ihre Systeme in 




Überwiegend wird es als sehr wichtig erachtet, die betroffenen Bürger vor Beginn konkreter Bauvor-
haben (Kavernenspeicher, etc.) umfassend über die Nutzen und Risiken sowie die geplanten Maß-
nahmen zur deren Vermeidung bzw. Minimierung zu informieren. Eine Möglichkeit zur Akzeptanz-
förderung ist die Entwicklung von Beteiligungskonzepten für Betroffene.  
Erdgasnetz und PtX 
Bezüglich der Frage, ob PtGA aufgrund ihrer systemstabilisierenden Wirkung in der Gasnetzzu-
gangsverordnung eine Privilegierung erhalten sollten, werden sehr unterschiedliche Meinungen ver-
treten. Des Weiteren herrscht Uneinigkeit bezüglich der Frage, ob eine bundesweite Wasserstoffin-
frastruktur aufgebaut werden sollte. Kritiker dieser Option führen das Argument an, dass mit dem 
Prozessschritt der Methanisierung ein uneingeschränkter Anschluss von PtGA an die bestehende 
Gasinfrastruktur möglich sei. Es wird darauf hingewiesen, dass der Aufwand des Aufbaus einer 
neuen Wasserstoffinfrastruktur für Übertragung, Verteilung, Speicherung und Nutzung dem relativ 
geringen Aufwand der dazu relativ kostengünstigen Methanisierung gegenüber zu stellen ist. Andere 
Teilnehmer führen an, dass der Aufbau einer Wasserstoffinfrastruktur vor dem Hintergrund der Ent-
wicklung des H2-Verbrauches, insbesondere durch den Verkehrssektor, bewertet werden sollte.  
Generell wird gesehen, dass es eine wesentliche Aufgabe des DVGW sein sollte, Herstellern bei der 
Entwicklung von Gasgeräten und -komponenten mit höheren H2-Konzentrationen bzw. EE-CH4 zu 
unterstützen. Jedoch sollte auch kritisch angemerkt werden, dass nur 40 % der Teilnehmer sich zu 
diesem Punkte geäußert haben und daher möglicher Weise die Frage zu spezifisch formuliert wurde. 
Kavernen sollten zur Wasserstoffspeicherung herangezogen werden. Der dafür genutzte Wasser-
stoff sollte in räumlicher Nähe produziert werden. 
Mobilität und Kraftstoffe 
Bezüglich der Rolle von Treibstoff aus PtG im Mobilitätssektor herrscht große Einigkeit bei den Teil-
nehmern. Kurz- wie langfristig werden folgende Handlungsempfehlungen als wichtig eingestuft: 
Es bedarf der Entwicklung verlässlicher Qualitätssicherungs- bzw. Zertifizierungssysteme zum 
Nachweis der „grünen“ Eigenschaft von H2-Kraftstoff bzw. des aus gespeichertem Wasserstoff her-
gestellten, elektrischen Stroms. 
Mittel- bis langfristig muss auch untersucht werden, inwieweit die derzeitige Obergrenze für Was-
serstoff im Kraftstoff im DVGW-Regelwerk G 262 zukünftig angehoben werden kann. 
Speichergas, das mit Hilfe von erneuerbarem Strom erzeugt wurde, sollte mit Biomethan gleichge-
stellt werden um im Sinne des Bundes-Immissionsschutzgesetzes quotenfähig zu sein. 
Kraftfahrzeuge, die Methan oder Wasserstoff aus PtGA als Antriebskraftstoff verwenden, sollten 
aufgrund der verminderten Klimaauswirkungen steuerlich bevorteilt werden. 
Die Steuervergünstigungen für Erdgas als Kraftstoff sollten über 2018 hinaus verlängert werden. 
Eine unterschiedliche Auffassung besteht jedoch bezüglich der Entwicklung der zukünftigen Markt-
anteile von Personenkraftwagen, die mit synthetischem Kraftstoff aus PtGA betrieben werden. Teil-
weise wird die Ansicht vertreten, dass der synthetische Kraftstoff lediglich eine ergänzende Option 
im Automobilbereich sein wird und somit als ergänzende Möglichkeit zu der E-Mobilität und dem 
Schienenverkehr gesehen werden sollte.  
Des Weiteren werden mögliche Anreizinstrumente sehr unterschiedlich bewertet. Dies betrifft so-
wohl die Mehrfachanrechnung der CO2-Reduktion von erneuerbarem Gas im Kraftstoffmarkt als 




Wärmesektor und PtX 
Bezüglich folgender Themen, die den Einsatz der PtH Technologie im Wärmesektor betreffen, 
konnte kein einheitliches Meinungsbild ermittelt werden. 
Die PtH Technologie eignet sich zur Deckung des Wärmebedarfes von Stadtvierteln mit Hilfe von 
Wärmenetzen. In einem neuen Wärmeenergiekonzept sollte nicht mehr allein die Dämmung von 
individuellen Gebäuden im Vordergrund stehen, sondern auch die Integration der erneuerbaren 
Energien mit Hilfe von Wärmenetzen und der PtH Technologie als Strategiepfad anerkannt werden. 
Zur Deckung der EEG-Wärme-Quote für Neubauten sollte in Zukunft die Verwendung von erneuer-
barem Speichergas in Verbindung mit Mini-KWK Anlagen anrechenbar sein. 
In diesem Kontext sollte diskutiert werden, ob die vorgeschlagenen Handlungsempfehlungen ziel-








6.2 Ableitung von KonStGas-Empfehlungen 
Während die zuvor dargestellten Handlungsempfehlungen aus den Metaanalysen und der darauf 
aufbauenden Befragung der Forschungspartner und Workshop-Teilnehmer beruhen, resultieren die 
folgenden Handlungsempfehlungen auf einer intensiven, gemeinsamen Auswertung der umfangrei-
chen eigenen Ergebnisse durch alle Projektpartner. Dazu wurden von UMSICHT und WI zunächst 
spezifische HE-Hypothesen aufgestellt, die in die fünf Kategorien: 
1) Stromsektor  
2) Gassektor  
3) Power-to-Gas  
4) Rahmenbedingungen und  
5) Forschung und Entwicklung  
gegliedert wurden. Diese wurden an die Forschungspartner versandt und mit Hilfe von mehreren 
Telefonkonferenzen und Feedbackrunden gemeinsam abgestimmt. Am Ende wurden insgesamt 17 
Handlungsempfehlungen aufgestellt, davon vier für den Stromsektor, drei für den Gassektor, vier zu 
PtG sowie sechs zu Forschungs- und Entwicklungsbedarf. Die Handlungsempfehlungen wurden in 
Form einer Präsentation auf dem Abschluss-Workshop präsentiert und zur Diskussion gestellt (siehe 
http://www.dbi-gti.de/files/PDFs/Vortraege/00_10_KonStGas-Abschluss-Work-
shop_22.09.2016_WI.pdf).  
In einem abschließenden Schritt wurden für die eigenen Handlungsempfehlungen auf Basis der For-
schungsergebnisse zusätzlich einheitlich aufgebaute, prägnante „Steckbriefe“ erstellt. Diese sollen 
zur besseren Verständlichkeit und Einordnung der Empfehlungen sowie zu einem möglichen Ein-
stieg in eine Umsetzung beitragen. Dazu enthalten sie die folgenden Informationen: 
- Titel und Kurzbezeichnung der Empfehlung 
- Beschreibung der Empfehlung 
- Handlungsschritte zur Umsetzung 
- Hauptverantwortliche, einzubeziehende Akteure 
- Zielgruppe 
- Finanzierungsvorschläge 
- Verbindung zu anderen Empfehlungen aus dem Projekt KonStGas 
- Bewertung anhand von acht Kriterien: 
1) Beitrag zu Klimaschutzzielen,  
2) Beitrag zur EE-Integration,  
3) Beitrag zur Versorgungssicherheit,  
4) Beitrag zur regionalen Wertschöpfung,  
5) Beitrag zur Beschäftigung (in DE),  
6) Aufwand an Investitionen und Betriebskosten,  
7) Pfadabhängigkeiten (WI),  
8) Hemmnisse Angaben zum Umsetzungs-Zeitraum 
Die so beschriebenen Empfehlungen wurden ferner auch als Grundlage für die Erarbeitung der 




6.2.1 Empfehlungen für den Stromsektor 




















6.2.2 Empfehlungen für den Gassektor 
















6.2.3 Empfehlungen für Power-to-Gas 





















6.2.4 Handlungsempfehlungen für Forschung und Entwicklung 



































7. Roadmap  
Die Auswertung der Szenarien hat gezeigt, dass vor allem die Stromerzeugung, aber auch das Ener-
giesystem als Ganzes, auf dem Weg zu einer großteiligen bis vollständigen Dekarbonisierung grund-
haft umgestaltet werden muss. Neben Effizienzsteigerungen zur Senkung der Energienachfrage und 
dem Ausbau der erneuerbaren Energien, sowohl im Strom- als auch im Gassektor, sind auch auf 
Seiten der Strom- und Gasinfrastrukturen große Veränderungen notwendig. Parallel zum Aus- und 
Umbau der Netze steigt mit zunehmendem Anteil der erneuerbaren Energien auch der Bedarf an 
einer Kopplung der Sektoren mittels Power-to-Gas und anderen Kopplungselementen.   
Flankiert werden diese Veränderungen durch eine Reihe offener Fragen zur Entwicklung des regu-
latorischen Rahmens, der die Implementierung der Sektorkopplung ermöglicht sowie signifikanten 
Forschungs- und Entwicklungsbedarf. 
Die notwendigen Schritte zur Umsetzung einer Konvergenz der Strom- und Gasnetze im Energie-
system bis zum Jahr 2050 und darüber hinaus lassen sich aus zeitlicher Sicht in die vier Kategorien 
„laufend“, „kurzfristig“ (< 5 Jahre), „mittelfristig“ (5 – 15 Jahre) und „langfristig“ (> 15 Jahre) einteilen. 
Darüber hinaus erfolgt eine Trennung nach strom- und gasspezifischen Empfehlungen, auch wenn 
die einzelnen Aspekte mit zunehmender Kopplung der Sektoren nicht mehr separat betrachtet wer-
den können. 
  




5 - 15 Jahre
langfristig
> 15 Jahre
Roadmap für die Konvergenz der Strom- und Gasnetze 
Stromnetzausbau (Übertragungs- und Verteilnetze)
Gasnetzausbau (Übertragungs- und Verteilnetze)
Sektorenübergreifende Planung der Infrastrukturen 
(Netze, Kraftwerke, EE, Speicher, …)




Forschung und Standardisierung (national/
europäisch) zur Wasserstofftoleranz
Schaffung eines geeigneten rechtlichen Rahmens
für Ausbau und Einsatz von PtG und der Sektorkopplung
Ausbau und Einsatz von 
PtG in den Verteilnetzen










SEKTORENÜBERGREIFENDE PLANUNG: Bei der Planung der Strom- und Gasnetze sind bereits früh-
zeitig die zunehmende EE-Einspeisung, die Veränderungen des Kraftwerksparks und der Höhe und 
Struktur der Energienachfrage sowie insbesondere die Potenziale zur Kopplung der Energieinfra-
strukturen mit der Power-to-Gas-Technologie und weiterer Flexibilitätsoptionen (Speicher, Grenz-
kuppelkapazitäten) auf nationaler und europäischer Ebene zu berücksichtigen (siehe Handlungs-
empfehlungen S1, S3, S4, G1).  
Mit einer langfristigen sektorenübergreifenden Planung lassen sich Hemmnisse und Abhängigkeiten 
identifizieren. So wird ein frühzeitiges Gegensteuern ermöglich und Fehlinvestitionen werden mini-
miert. Aufgrund der langen Planungs- und Umsetzungszeiten für Anpassungen und Erweiterungen 
der Netzinfrastrukturen sollte hiermit frühzeitig begonnen werden. Die große Anzahl an beteiligten 
Akteuren, deren unterschiedlichen Interessenlagen sowie eine aufmerksame Wahrnehmung der Be-
völkerung lassen einen langwierigen und herausfordernden Abstimmungsbedarf erwarten.  
TRANSFORMATIONSPFAD ENERGIESYSTEM: Die Basis für diese langfristige sektorenübergreifende 
Planung ist die zeitnahe Ermittlung von robusten sowie im Sinne der Klimaziele wirksamen und ge-
samtwirtschaftlich optimierten Transformationspfaden für das Energiesystem. Es ist u. a. zu analy-
sieren, wie sich die Elektrifizierung und Dekarbonisierung weiterer Sektoren, z. B. Mobilität und 
Wärme, und der Einsatz zusätzlicher Flexibilitäten, z. B. der Ausbau von Grenzkuppelkapazitäten 
und von Strom- und Energiespeichern sowie der Einsatz von PtG in den Verteilnetzen, auf den na-
tionalen PtG-Bedarf auswirken. Wichtige Bestandteile der Analyse sind die Ermittlung von langfristig 
geeigneten Standorten für PtGA und die Bewertung der Wechselwirkungen zwischen der Entwick-
lung des Kraftwerksparks, der EE-Einspeisung, dem Ausbau von Speichern und den Strom- und 
Gasnetzen.  
AUSBAUPFAD INFRASTRUKTUR: Um Planungssicherheit zu erreichen und Fehlinvestitionen zu ver-
meiden, sollte durch die verantwortlichen Ministerien und Behörden, basierend auf den gewonnenen 
Erkenntnissen aus der Ermittlung des Transformationspfades für das Energiesystem und unter Ein-
beziehung aller relevanten Stakeholder, kurz- bis mittelfristig ein verbindlicher Ausbaupfad, u. a. für 
Netze und Kraftwerke, definiert werden, der die bestehende Infrastrukturen, neben den Netzen z. B. 
auch die Untergrundgasspeicher, berücksichtigt.  
Mit dieser Maßnahme können bestehende Hemmnisse wie z. B. Planungsunsicherheit oder man-
gelnde Investitionsbereitschaft für Netze und Anlagen beseitigt werden. Aber auch hier lässt die 
große Anzahl an beteiligten Akteuren und deren unterschiedlichen Interessenlagen einen umfang-
reichen Abstimmungsbedarf und ggf. auch erheblichen Widerstand erwarten. Dies sollte im Rahmen 
von geeigneten Beteiligungsverfahren sowohl für die Öffentlichkeit als auch die Fachwelt voraus-
schauend antizipiert und kompensiert werden. 
Parallel zu den Fragestellungen zur Entwicklung des gesamten Energiesystems besteht auch noch 
Forschungs- und Entwicklungsbedarf hinsichtlich z. B. der Power-to-Gas-Technologie, wo sowohl 
für die Wasserstoff- als auch die Methanproduktion noch signifikante Effizienzsteigerungen und Kos-
tensenkungen erwartet werden. Diese Forschung sollte zudem systemisch, d. h. mit Blick auf das 
bzw. aus dem Gesamtenergiesystem, und im Sinne von Systeminnovationen ausgerichtet werden.   
FORSCHUNG UND ABSTIMMUNG WASSERSTOFFTOLERANZ: Forschungs- und Abstimmungsbedarf be-
steht hinsichtlich der maximal zulässigen Wasserstofftoleranz sowohl der Gasinfrastruktur inkl. z. B. 
der angeschlossenen Untergrundgasspeicher oder industrieller Anwender. Aufgrund der langen Nut-




digkeit der Gasinfrastruktur sollten kurzfristig die Fragen zur Wasserstofftoleranz geklärt und ver-
bindliche Ziele für deren langfristige Entwicklung, auch auf europäischer Ebene, festgelegt werden 
(siehe Handlungsempfehlung G2). Hier gibt es erste Aktivitäten von CEN und CENELEC.  
Vor allem auf europäischer Ebene ist aufgrund der vielen betroffenen Akteure und unterschiedlichen 
wirtschaftlichen und nationalen Interessen mit großen Hemmnissen zu rechnen, deren  Ausprägung 
wesentlich von den neuen Anforderungen und dem Umfang entsprechender Anpassungen abhängt. 
STROM- UND GASNETZAUSBAU: Ein wesentlicher Aspekt bei der Umgestaltung des Energiesystems 
ist der laufende Ausbau der Strom- und Gasnetze, um sowohl den Veränderungen bei den Im- und 
Exporten zu begegnen als auch die Möglichkeit zu schaffen, erneuerbaren Strom aus Gebieten mit 
hohen Potenzialen, wie z. B. die Küstenregionen mit den Offshore-Windparks, in die Lastzentren zu 
transportieren. Für den Ausbau der Übertragungsnetze sind dabei mindestens die Maßnahmen des 
Netzentwicklungsplans NEP Strom (hier: Szenario NEP B 2034, siehe Handlungsempfehlung S2) 
umzusetzen, auch die Gastransportnetze sind entsprechend des NEP Gas (siehe Handlungsemp-
fehlung G1) auszubauen. Darüber hinaus ist die die Planung und Umsetzung des Netzausbaus stark 
mit den Transformationspfaden für das Energiesystem zu verknüpfen.  
Der rechtzeitige und bedarfsgerechte Ausbau der Netze ist aufgrund der großen Abhängigkeiten 
entscheidend für den Ausbau der erneuerbaren Energien, aber auch allen anderen Anlagen des 
Energiesystems, wie z. B. neuen Kraftwerken. Es werden aufgrund der Beteiligung von relativ vielen 
Akteuren vergleichbare Hemmnisse wie beim jetzigen Netzausbau erwartet, u. a. Akzeptanzmangel. 
Diese können ggf. durch das Aufzeigen der langfristigen Perspektive und Ziele sowie der volkswirt-
schaftlichen Effekte vermindert werden.  
Die Ergebnisse haben gezeigt, dass PtGA ab EE-Anteilen von ca. 80 % sinnvoll eingesetzt werden 
können. PTG IN DEN ÜBERTRAGUNGSNETZEN wird, je nach Szenario, erst zwischen 2040 und 2050 
erwartet. Für PTG IN DEN VERTEILNETZEN sind Potenziale zum Einsatz von PtGA zur Minimierung 
des Verteilnetzausbaus, aufgrund der hohen Anteile in einigen Regionen aktuell schon vorhanden. 
Daher sollten die Verteilnetze frühzeitig hinsichtlich ihres Bedarfs bzw. ihrer Potenziale für PtG ana-
lysiert und der Ausbau in entsprechend geeigneten Netzen kurz- bis mittelfristig vorangetrieben wer-
den (siehe Handlungsempfehlungen G3, P3). Dies erfordert die Verfügbarkeit von PtGA in geeigne-
ten Leistungsklassen und einen hinreichenden rechtlichen Rahmen zu deren Errichtung und Betrieb.  
RECHTLICHER RAHMEN: Um frühzeitig tragfähige Geschäftsmodelle entwickeln zu können und den 
Einsatz von PtGA an sinnvollen Standorten zeitnah zu ermöglichen, ist die kurzfristige Klärung von 
offenen Fragen, wie z. B. zur Betreiberrolle (wer darf die PtGA unter welchen Rahmenbedingungen 
wie betreiben), und die Einordnung der PtGA als Speicher- oder Konversionselement in das Ener-
giesystem erforderlich, mit den entsprechenden Auswirkungen auf die anfallenden Umlagen beim 
Strombezug. Unzureichende oder unklare Rahmenbedingungen würden zu fehlender Investitions-
bereitschaft führen und verzögern hierdurch die integrierte Entwicklung des Energiesystems und der 
hierfür nötigen Sektorkopplung. 
Die zuvor genannten künftigen Schritte und deren zeitliche Einordnung stellen einen empirischen 
Stand aus heutiger Sicht und auf der Basis der Projektergebnisse dar. Sie können und werden sich 
im Zeitverlauf (ver)ändern oder, im besten Fall, auch obsolet werden. Daher ist eine regelmäßige 
Überprüfung und Aktualisierung einer solchen Roadmap nötig. Ferner sind die genannten Aufgaben 
und Phasen noch durch konkrete Schritte, (Teil-)Ziele und Meilensteine zu konkretisieren und die 





Im Rahmen dieses Vorhabens wurden die Auswirkungen der Konvergenz von Strom- und Gasnet-
zen anhand von zwei Szenarien – 80-%-EE- und 100-%-EE-Szenario, jeweils bezogen auf den An-
teil der Erneuerbaren Energien an der Bruttostromnachfrage – untersucht. Die dabei gewonnenen 
Erkenntnisse werden im Folgenden, anhand der im Abschnitt 1.2 vorgestellten Forschungsfragen, 
zusammengefasst.   
1. Welche Überschussstrommengen sind zukünftig zu erwarten unter besonderer Berücksich-
tigung von sonstigen Randbedingungen (z. B. Must Run Kapazitäten für Systemdienstleis-
tungen, Demand Side Management, steuerbare Verbraucher, Import/Export etc.)? 
Die Strommengen, die sich markt- und netzseitig nicht integrieren lassen, hängen wesentlich vom 
Ausbau der erneuerbaren Energien und den zur Verfügung stehenden Flexibilitäten sowie dem 
Stromnetzausbau ab. Im 80-%-EE-Szenario müssen aus netz- und marktseitigen Gründen ca. 
56 TWhel (nach Redispatch aber vor Einsatz der PtGA) abgeregelt werden, im 100-%-EE-Szenario 
trotz Einsatz der PtGA noch 42 TWhel (nach Redispatch). Für die KonStGas-Szenarien wurden feste 
Annahmen für z. B. Demand Side Management getroffen. Die Auswirkungen von davon abweichen-
den Parametern konnten im Rahmen dieses Vorhabens nicht abschließend bewertet werden und 
sollten Gegenstand weiterer Untersuchungen sein. 
 
2. Welche Technologien stehen mit PtG in Konkurrenz und welchen Beitrag kann PtG zur In-
tegration erneuerbarer Energien leisten? 
PtG ist nicht die einzige Technologie, die zur Verbesserung der Integration der EE und Speicherung 
von Energie eingesetzt werden kann. Vor allem für die Speicherung von Energie gibt es Alternativen 
wie z. B. Batterien - stationär oder in Elektroautos - oder Pumpspeicherkraftwerke (PSW). Die Vor-
teile von Power-to-Gas sind hier die langfristige Speicherung und die Dekarbonisierung anderer 
Sektoren bei Nutzung der bestehenden Gasinfrastruktur sowie die Möglichkeit, erneuerbares Gas 
für den konventionellen Kraftwerkspark bereitzustellen. Neben der Energiespeicherung spielt auch 
Demand Side Management (DSM) eine Rolle bei der Integration von EE. Sektorenübergreifend 
spielt dabei die Power-to-Heat-Technologie zur Verschiebung von Strom in den Wärmesektor eine 
Rolle. 
Alternative Speicher und DSM wurden im Rahmen des Projekts in den Nachfragezeitreihen berück-
sichtigt, der Einsatz von Pumpspeicherkraftwerken wurde mit modelliert. PtG war somit die einzige 
Speichertechnologie, deren installierte Leistung variiert wurde.  
Im Ergebnis wurden im 80-%-EE-Szenario 5 GWel PtGA installiert, im 100-%-EE-Szenario 38 GWel. 
Durch den Einsatz der PtGA konnten im 100-%-EE-Szenario die EE-Abregelung nach Redispatch 
um ca. 90 % (37 TWhel von 42 TWhel, gesamte EE-Erzeugung ca. 620 TWhel) reduziert werden. 
 
3. Welchen Beitrag können Kurz- und Langzeitspeicher im Zusammenspiel mit flexiblen Kraft-
werken und dem Einsatz erneuerbarer Energien (volatil und nicht volatil) bezüglich Last und 
Stromerzeugungsmengen leisten? 
Die PtGA werden in der Regel mit Strom aus erneuerbaren Energien betrieben. Die zusätzliche 
Stromnachfrage der PtGA trägt somit zur Gesamtlast bei, es ist aber kein zusätzlicher Kraftwerksein-




Der Beitrag von kurz- und langfristigen Speichern im Zusammenspiel mit dem Kraftwerkspark und 
den erneuerbaren Energien in Bezug auf die Entwicklung der Last und der Stromerzeugungsmen-
gen konnte im Rahmen dieses Vorhabens nicht abschließend bewertet werden und sollte Gegen-
stand weiterer Untersuchungen sein.  
 
4. Wo werden PtGA installiert und welche Leistung können diese Anlagen umsetzen (viele 
kleine Anlagen in Verteilnetzen versus einige große Anlagen in Transportnetzen)? 
Im 80-%-EE-Szenario mit PtG werden insgesamt in den Übertragungsnetzen an 3 Standorten im 
Norden Deutschlands PtGA mit einer Leistung von insgesamt 5 GWel eingesetzt. Im 100-%-EE-Sze-
nario werden PtGA mit einer Gesamtleistung von 38 GWel eingesetzt. Je nach Allokation werden 
diese Anlagen auf 13 bzw. 30 Standorte verteilt. Die standortbezogene Leistung der PtGA liegt in 
allen betrachteten Fällen durchschnittlich im unteren einstelligen GW-Bereich.  
Im Rahmen dieses Vorhabens wurde der Einsatz von PtGA mit Fokus auf den Übertragungsnetzen 
untersucht, die Potenziale von PtG in den Verteilnetzen und die Auswirkungen auf die Übertragungs-
netze sind noch zu untersuchen.   
 
5. Welche Alternativen (z. B. Power to Heat (PtH), Export) bestehen neben PtG, um die erwar-
teten Überschussstrommengen zu nutzen? Stellen diese Maßnahmen eine Konkurrenz oder 
eine Ergänzung dar? 
Neben PtG stehen auch u. a. Power-to-Heat, Batterien und Exporte zur Aufnahme von EE-Strom, 
der die Nachfrage im Inland übersteigt, zur Verfügung. Die erstgenannten Technologien wurden im 
Rahmen des Projekts unter DSM zusammengefasst und bei der Ermittlung der Nachfragezeitreihen 
berücksichtigt, die Exporte ins europäische Ausland wurden mit modelliert. Alle Optionen stehen in 
Konkurrenz zu einander, da die Energie jeweils nur einmal gespeichert oder exportiert werden kann. 
Allerdings bieten alle Optionen auch unterschiedliche Parameter hinsichtlich Leistung, Kapazität und 
damit auch Standorte und Einsatzzweck, so dass sie sich, bezogen auf das Energiesystem, ergän-
zen.  
PtG hat allerdings die Besonderheit, dass mit der Aufnahme von EE-Strom und Speicherung in der 
Gasinfrastruktur auch die Dekarbonisierung eigentlich gasversorgter Sektoren sowie der Mobilität 
ermöglicht werden. Darüber hinaus kann PtG als derzeit einzige Technologie erneuerbares Gas für 
den Einsatz in den notwendigen konventionellen Gaskraftwerken bereitstellen.  
 
6. Welche Rolle können Gas- und Stromnetze beim Transport von Energie einnehmen, wenn 
bei hohen EE-Penetrationen Angebot und Nachfrage sowohl räumlich als auch zeitlich aus-
einanderfallen? 
Durch den in den Modellen angenommenen Übertragungsnetzausbau können auch im 100-%-EE-
Szenario ca. 93 % des aus erzeugten EE-Stroms in die Stromnetze eingespeist und verteilt werden. 
Durch Nutzung von PtG und der Gasinfrastruktur kann die Erzeugung und Nachfrage sowohl zeitlich 
als auch räumlich entkoppelt und der Anteil der nutzbaren Energie auf ca. 99 % erhöht werden.  
Die Aufnahme des erzeugten Wasserstoffes stellt allerdings auch die Gastransportnetze vor Her-
ausforderungen. Trotz Ausbau des Gasnetzes nach dem NEP Gas und aufgrund sowohl der starken 
Konzentration der PtGA-Standorte auf den norddeutschen Raum als auch der angenommenen ma-




Wasserstoff aufgenommen werden. Die darüber hinaus anfallende Energie müsste in Form von Me-
than eingespeist sowie die Netze entsprechend ausgebaut werden.    
 
7. Welchen Beitrag leistet PtG zur EE-Integration durch die kombinierte Nutzung von Gas und 
Strom und welche Restriktionen sind zu beachten? 
PtG kann, vor allem bei hoher EE-Durchdringung, die Integration der EE durch Reduzierung der 
Abregelung erhöhen.  
Restriktionen bestehen stromseitig vor allem bei nicht optimaler Allokation der PtGA, da diese dann 
unter Umständen vor allem durch einen marktseitig getriebenen Einsatz neue Netzengpässe verur-
sachen können-  
Gasseitig bestehen die Restriktionen in der maximal zulässigen Wasserstoffkonzentration (An-
nahme hier: 15 Vol.-%) und der Kapazität der Gasinfrastruktur, welche auch die Einspeisung von 
Methan einschränken kann. Die Kapazitäten werden vor allem dann ausgeschöpft, wenn eine hohe 
PtGA-Leistung in einem engen Gebiet installiert ist (z. B. in den Gebieten mit Anschlusspunkten der 
Offshore-Windparks). 
Des Weiteren müssen die Wechselwirkungen zwischen den Gastransport- und -verteilnetzen be-
rücksichtigt werden, vor allem bei der Wasserstoffeinspeisung. Wenn z. B. in der Transportnetz-
ebene bereits PtGA bis zu 10 Vol.-% Wasserstoff einspeisen, steht in den nachgelagerten Verteil-
netzen nur noch eine Kapazität zur Aufnahme von zusätzlichen 5 Vol.-% Wasserstoff zur Verfügung.  
 
8. Welche Auswirkungen ergeben sich aus dem Einsatz von Kurz- und Langzeitspeichern im 
Hinblick auf Stromerzeugung, Gestehungskosten, Speicherkosten, Gaspreise und Emissio-
nen? 
PtGA wirkten sich in beiden betrachteten Szenarien positiv auf den Umfang der Abregelung der 
erneuerbaren Energien aus und führten somit zu einer Substitution konventioneller Kraftwerke, was 
sich auch positiv auf die Emissionen des Gesamtsystems auswirkt. Die Auswirkungen weiterer kurz- 
und langfristiger Speicher auf Emissionen und die Entwicklung der resultierenden Kosten konnte im 
Rahmen dieses Vorhabens nicht abschließend bewertet werden und sollte Gegenstand weiterer 
Untersuchungen sein.  
 
9. Welche gas- und stromnetzseitigen Implikationen sind zu erwarten (Netzausbau, Speicher-
bedarf und -auslegung, Gaszusammensetzungen, Kohlenstoffdioxid (CO2) Quellen für die 
Methanisierung etc.)? 
PtGA wirken, bei sinnvoller Allokation und netzdienlichem Einsatz, entlastend für das Stromnetz, 
was zur Verminderung des Bedarfs an Netzausbau führen kann. In den vorliegenden Ergebnissen 
wurden allerdings alle stromseitigen Ausbauoptionen aus dem Netzentwicklungsplan (NEP B 2034) 
als notwendig erachtet, darüber hinaus notwendiger Netzausbau konnte nicht berücksichtigt werden.  
In den Gastransportnetzen ist, vor allem bei konzentrierter Allokation der PtGA sowohl mit mindes-
tens einer anteiligen Methanisierung des einzuspeisenden Gases und darüber hinaus auch mit Netz-




In den Gasverteilnetzen können Netzveränderungen notwendig sein, um die Kapazitäten für die 
Einspeisung von Gasen aus PtGA punktuell zu erhöhen. Dazu können Gas-Druckregelanlagen zu-
sammengefasst werden, um die Auslastung und damit die Kapazität zu erhöhen. Dies kann zu An-
passungsbedarf bei der Verteilnetzstruktur führen.  
Der Einsatz von PtG beeinflusst auch den Speicherbedarf in den Stromnetzen, aufgrund des Fokus 
auf die Verminderung der EE-Abregelung beeinflussen sich alle Speichertechnologien und sonstige 
Flexibilitäten (z. B. DSM, Exporte) gegeneinander, die konkreten Wechselwirkungen konnten im 
Rahmen dieser Studie nicht untersucht werden. 
Darüber hinaus werden auch Gasspeicher durch die Einspeisung von Gasen aus PtGA beeinflusst, 
da auf diesem Wege stärker schwankende Gasbeschaffenheiten eingespeichert werden als das 
heute der Fall ist. Dadurch kann es bei der Ausspeicherung zu Unterschieden zwischen Grund- und 
Speichergas kommen. Des Weiteren sind für die Untergrundgasspeicher noch nicht alle Fragen zur 
Wasserstoffverträglichkeit geklärt. Die Bereitstellung von großen Mengen Wasserstoffs innerhalb 
eines konzentrierten Gebiets kann langfristig auch dazu führen, dass bestehende Speicher für die 
Nutzung mit reinem Wasserstoff umgewidmet oder neue Speicher dafür gebaut werden.  
Die Einspeisung von Wasserstoff aus PtGA in die Gasnetze führt zu signifikanten Veränderungen 
der Gaszusammensetzung. Aufgrund der von Erdgas deutlich abweichenden Werten bei Brennwert, 
Dichte und Methanzahl, verändern sich die Kennwerte des Gasgemisches wesentlich, je nach 
Grundgas und Höhe der Wasserstoffkonzentration auch über die derzeit geltenden Grenzwerte hin-
aus. Neben der grundsätzlichen Veränderung der Gaskennwerte spielt auch die zunehmende 
Schwankung der Gasbeschaffenheit, verursacht durch diskontinuierliche Einspeisung, eine wichtige 
Rolle. Die Auswirkungen beider Aspekte auf Gasendgeräte sind detaillierter zu untersuchen, darüber 
hinaus sollten diese Aspekte herstellerseitig bei der Auslegung künftiger Geräte Berücksichtigung 
finden. Es ist allerdings zu beachten, dass es auch durch die vermehrte Integration von LNG-Impor-
ten zu Schwankungen bei den Gaskennwerten kommt, auf die entsprechend reagiert werden muss. 
Insgesamt müssen die Gasinfrastruktur und die Verbraucher zukünftig flexibler werden.  
Für die ggf. notwendige Methanisierung werden große Mengen CO2 benötigt, dieses sollte langfristig 
aus erneuerbaren Quellen (z. B. Biogasaufbereitungsanlagen, Abscheidung aus Umgebungsluft) o-
der aus unvermeidbaren Emissionen (z. B. Industrieprozesse) stammen.   
 
10. Welche kostenseitigen Auswirkungen auf das Energiesystem sind aus volkswirtschaftlicher 
Sicht durch den Ausbau von PtG zu erwarten? 
Im 80-%-EE-Szenario führt die Integration von PtGA unter den gemachten Annahmen (spezifische 
Investitionen für PtGA, Gaspreis, Wirkungsgradentwicklungen, Einpreisung der CO2-Freiheit des er-
zeugten Gases) volkswirtschaftlich zu keinen höheren Systemausgaben als im Szenario ohne PtG.  
Im 100-%-EE-Szenario gab es die Vorgabe, dass mindestens so viele PtGA ins System zu integrie-
ren sind, dass die zur Rückverstromung benötigte Menge Gas in PtGA produziert wird. Die Auswir-
kung der PtGA, die für die Bereitstellung des Gases für die Kraftwerke installiert wurden, auf die 
volkswirtschaftlichen Kosten kann daher aufgrund der fehlenden Alternative zur THG-Minderung 
nicht bewertet werden. Die Übererfüllung der Vorgaben zum PtGA-Einsatz in den Berechnungen (es 
wurde mehr Gas in PtGA produziert, als rückverstromt wurde) deutet darauf hin, dass auch im 
100-%-EE-Szenario die Integration von PtGA mit Blick auf die Systemausgaben als ökonomisch 





11. Unter welchen Szenarien (Kraftwerksausbau, Gasengpässe im Upstream Markt) sind in 
Deutschland Engpässe in der Gasversorgung zu erwarten? 
Für die Entwicklungen des Kraftwerksparks in den KonStGas-Szenarien, die im Rahmen des Pro-
jekts mit dem Modell zur Entwicklung des Stromsystems ermittelt wurden, sind keine Engpässe in 
der Gasversorgung zu erwarten. Darüber hinaus können aus diesem Vorhaben heraus keine Aus-
sagen zu Versorgungsengpässen in der Gasversorgung abgeleitet werden.   
 
Im Rahmen dieses Vorhabens konnte unter den getroffenen Annahmen und Rahmenbedingungen 
gezeigt werden, dass die Konvergenz der Strom- und Gasnetze mittels der Power-to-Gas-Techno-
logie sich bei EE-Anteilen ab ca. 80 % positiv auf die Integration der EE auswirkt. Darüber hinaus 
wurde gezeigt, dass PtG essenziell für eine vollständige Dekarbonisierung des Stromsystems ist, da 
nach derzeitigem Kenntnisstand nur mit PtG das erneuerbare Gas für den Einsatz in den auch zu-
künftig noch benötigten Gaskraftwerken bereitgestellt werden kann. Diese Aussage verstärkt sich 
noch, wenn weitere Sektoren zu dekarbonisieren sind.  
Ein Ergebnis ist auch, dass PtG die derzeit geplanten Ausbaumaßnahmen in den Übertragungsnet-
zen nicht ersetzen, aber durch Netzentlastung ergänzen und dadurch ggf. weiteren Netzausbedarf 
vermindern kann.   
Eine wichtige Erkenntnis ist aber auch, dass die Ziele zur Treibhausgasminderung im gesamten 
Energiesystem mit dem 80-%-EE-Szenario und wohl auch dem 100-%-EE-Szenario nicht erreicht 
werden, wenn nicht weitere Maßnahmen z. B. im Mobilitäts- oder Industriesektor getroffen werden. 
Aktuelle Studien, z. B. [Nitsch, 2016] gehen davon aus, dass die notwendige Dekarbonisierung des 
gesamten Energiesystems u. a. mit einer deutlichen Elektrifizierung einhergeht. Dies führt zu einem 
deutlichen Anstieg der Stromnachfrage – auch für den PtG-Einsatz - und resultiert in einem wesent-
lich größeren Ausbau der EE als in diesem Vorhaben angenommen - mit einhergehendem Bedarf 
zur Anpassung der Netze und des Kraftwerksparks.   
Zum Erreichen der Klimaziele unter optimaler Nutzung der vorhandenen Infrastrukturen ist es daher 
notwendig, mit Fokus auf der Einhaltung der Klimaziele den Ausbau der Infrastrukturen in allen Sek-
toren frühzeitig auf die Entwicklung der Energienachfrage und der Erneuerbaren Energien abzustim-
men und alle Flexibilitäts- und Speicheroptionen im Energiesystem effizient auszubauen und zu nut-
zen. Hierfür sind detaillierte Analysen und Prognosen der erforderlichen Weiterentwicklung des 
Energiesystems notwendig sowie Infrastrukturentwicklungspläne, die über den Zeitraum der aktuel-
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Anlage 1: Literatursammlung für die Studien-Metaanalyse 
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